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ВВЕДЕНИЕ 
Согласно Энергетической стратегии России на период до 2030 года [1] од-
ной из основных проблем в сфере энергетической безопасности России являются: 
 - высокая степень износа основных фондов топливно-энергетического ком-
плекса (в электроэнергетике  почти 60 процентов); 
- низкая степень инвестирования в развитие отраслей топливно-
энергетического комплекса (за последние 5 лет объем инвестиций в топливно-
энергетический комплекс составил около 60 процентов от объема, предусмотрен-
ного Энергетической стратегией России на период до 2020 года); 
- несоответствие производственного потенциала топливно-энергетического 
комплекса мировому научно-техническому уровню. 
Отмечено, что ввод новых мощностей в электроэнергетике существенно от-
ставал от прогноза, предусмотренного Энергетической стратегии России на пери-
од до 2020 года, и не в полной мере удовлетворял потребности растущей эконо-
мики. 
Отмечено снижение надежности электроснабжения, обусловленное высо-
ким износом основных производственных фондов и отсутствием необходимых 
инвестиций для их масштабного и своевременного обновления. 
Стратегическими целями развития электроэнергетики являются обеспече-
ние надежности и безопасности работы системы электроснабжения России в нор-
мальных и чрезвычайных ситуациях. 
В Энергетической стратегии также отмечено, что в европейской части Рос-
сии генерация в полупиковой части графика нагрузок будет обеспечиваться дей-
ствующими тепловыми электростанциями (с их модернизацией). 
Эти подходы рассмотрены в программе модернизации электроэнергетики 
России, разработанной в соответствии с Энергетической стратегией России на пе-
риод до 2030 г по заданию Минэнерго России под руководством ОАО «ЭНИН им. 
Г.М. Кржижановского» рядом ведущих научных и проектных организаций: 
ИНЭИ РАН, РНЦ «Курчатовский институт», ИСЭМ СО РАН, ОАО «ВТИ», ОАО 
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«Институт Теплоэлектропроект», ОАО «ВНИПИэнергопром», ОАО «НИИПТ», 
ОАО «Институт «Энергосетьпроект» при участии инфраструктурных организа-
ций отрасли ОАО «СО ЕЭС», ОАО «ФСК ЕЭС», ОАО «Холдинг МРСК», энерге-
тических компаний и энергомашиностроительных заводов. 
По данным [2] основу производственного потенциала российской электро-
энергетики в настоящее время составляют более 700 электростанций общей мощ-
ностью около 230 ГВт. В структуре генерирующих мощностей электростанций 
России преобладают тепловые электростанции, доля которых в установленной 
мощности составляет 68,4%. С учетом данных [3] по состоянию на 1 января 
2015 г. установленная мощность тепловых электростанций России составила 
155,4 ГВт. 
По данным [4] одной из основных проблем современной и перспективной 
деятельности электроэнергетики является быстрое нарастание износа оборудова-
ния достигшего уже 60%. 
По данным [2] 52% оборудования тепловых электростанций отработало от 
30 до 50 лет, а 7% более 50 лет. 
При этом, по данным [2,3] планируется вывод из эксплуатации (демонтаж, 
консервация) физически изношенного и морально устаревшего оборудования в 
период 2011-2020гг.   в объеме 26,4 ГВт, в том числе по ТЭС 22,7 ГВт, (т.е. менее 
15% всех мощностей ТЭС); с 2021 г. по 2030 г. – 55,7 ГВт (т.е. около 24% всех 
мощностей), в том числе по ТЭС – 47,1 ГВт (35% мощностей ТЭС); остальное 
оборудование будет продолжать работать.  
На сегодняшний день существует два варианта развития технологической 
базы отрасли при одинаковом уровне полезного электропотребления [5]. В пер-
вом, инновационном варианте, предусматривается интенсивное обновление теп-
ловых электростанций с демонтажем 22,1 ГВт устаревшего оборудования и дове-
дением к 2020г. доли нового оборудования на ТЭС до 30%, а по газомазутным 
ТЭС до 38%.  При этом предполагается использование современных пылеуголь-
ных блоков [6—7 8] и парогазовых установок [9]. 
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Второй, традиционный вариант, сохраняет сложившиеся до 2010г. тенден-
ции поддержания и развития технологической базы электроэнергетики в основ-
ном на освоенном оборудовании; он имеет низкие темпы обновления действую-
щих мощностей ТЭС (объемы демонтажа в 2,5 раза ниже, чем в инновационном 
варианте) и, соответственно, меньшие объемы ввода современного оборудования. 
Старение оборудования сопровождается снижением его надежности, ростом 
количества повреждений. Необходимо обеспечение надежности эксплуатации 
указанного выше парка оборудования независимо от его наработки. Для поддер-
жания надежности требуется, согласно [10,11], проведение ремонтов и техниче-
ского обслуживания. Мировой опыт показывает, что диагностика состояния, 
устранение выявленных дефектов, замена и реконструкция отдельных узлов тре-
буют значительно меньших затрат по сравнению с вводом новых мощностей. 
В [6] отмечено, что выполнение ремонтов оборудования и мониторинг его 
состояния – важное направление обеспечения надежности. 
Поиск мероприятий по повышению надежности паротурбинных установок, 
находящихся в эксплуатации, должен выполняться на основе анализа статистики 
повреждений однотипного оборудования, анализа надежности работы аналогич-
ных узлов оборудования разных типоразмеров, результатов диагностирования 
элементов оборудования в процессе эксплуатации и ремонта. 
В [6] отмечено, что в настоящее время получаемая информация об аварий-
ности оборудования в энергетике, как правило, является неполной, укрупненной, 
дается от разных компаний в разном формате, без привязки к объектам или при-
чинам, без оценки последствий отказов или времени восстановления; более того – 
используются разные критерии учета технологических нарушений. 
На основе такой информации невозможно сформировать исчерпывающие 
данные о показателях надежности оборудования. Практически утрачен контроль 
над состоянием оборудования [12]. 
Требуется учет уже разработанных подходов к решению вопросов обеспе-
чения надежности и их совершенствование применительно к новым условиям 
развития и функционирования электроэнергетики. 
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Актуальность работы определяется тем, что разработка и реализация ме-
тодов повышения надежности элементов паротурбинных  установок, находящих-
ся в эксплуатации,  дает возможность сокращения затрат на их эксплуатацию и 
ремонт, продление срока  эксплуатации. 
Совершенствование ремонтов и технического обслуживания оборудования 
на основе анализа его повреждаемости является одним из эффективных направле-
ний  повышения надежности и снижения эксплуатационных затрат.  
В работе выполнен комплекс работ по сбору информации по повреждаемо-
сти в условиях эксплуатации оборудования и его ремонта и ее анализу, разработке 
методов повышения надежности узлов турбины и вспомогательного оборудова-
ния, лимитирующих надежность паротурбинной установки, анализу их эффек-
тивности, разработке элементов мониторинга  и разработке предложений по со-
вершенствованию ремонта (рис.).  
Работа соответствует приоритетным направлениям развития науки, техно-
логий и техники РФ (энергоэффективность, энергосбережение, ядерная энергети-
ка), а также критическим технологиям РФ (технологии энергоэффективного про-
изводства и преобразования энергии на органическом топливе) из перечня, 
утвержденного Указом Президента РФ № 899 от 07.07.2011. 
Цель работы - повышение  надежности и совершенствование ремонтов 
оборудования ПТУ за счет разработки и обоснования комплекса методов, реали-
зуемых в условиях эксплуатации.  
Новые научные результаты. 
1. Разработаны принципиальные положения концепции повышения надеж-
ности оборудования ПТУ в условиях эксплуатации, включающей в себя следую-
щие основные элементы: определение на основе статистического анализа повре-
ждаемости приоритетных направлений повышения надежности ПТУ; устранение 
причин выявленных нарушений с применением современных методов и техноло-
гий; реализация методик эксплуатационного мониторинга для элементов с низкой 
надежностью.  
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Рис. Блок-схема диссертационной работы 
Анализ надежно-
сти 
ПТУ 
ПАРОВАЯ ТУРБИНА 
ТЕПЛООБМЕННОЕ 
ОБОРУДОВАНИЕ 
НАСОСЫ 
АРМАТУРА 
И 
ТРУБО-
ПРОВОДЫ 
ПОДШИП-
НИКИ 
ПРОТОЧ-
НАЯ ЧАСТЬ 
СИСТЕМА 
РЕГУЛИРО-
ВАНИЯ 
СИСТЕМА 
ПАРОРАС-
ПРЕДЕЛЕ-
НИЯ 
МАСЛОСИ-
СТЕМА 
СИСТЕМА 
ТЕПЛОВЫХ 
РАСШИРЕНИЙ 
КОН-
ДЕН-
САТОР 
МО 
ПТН 
ПВД ПНД 
СЕТЕВОЙ 
ПОДОГРЕ-
ВАТЕЛЬ 
ПЭН КЭН СН ЦН 
Сбор информации 
по отказам в экс-
плуатации 
Сбор информации 
о ремонтах 
Разработка меро-
приятий по повы-
шению надежности 
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Разработка элемен-
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Разработка страте-
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2. Разработаны  методика комплексного анализа повреждаемости оборудо-
вания, учитывающая дефекты, приведшие к отказам, и дефекты, обнаруженные в 
процессе ремонта, а также  методика определения элементов, лимитирующих 
надежность ПТУ. 
3. Исследованы, разработаны, апробированы и реализованы методы и тех-
нологии повышения надежности и увеличения межремонтного периода для опор-
ных подшипников и систем парораспределения турбин в условиях эксплуатации, 
основанные на изменении свойств поверхностей скольжения при их обработке 
поверхностно-активными веществами на основе эпилама. 
4. На основе обобщения результатов исследований и разработок по повы-
шению вибрационной надежности турбоагрегатов сформулированы и структури-
рованы  признаки для диагностики 34 характерных  дефектов турбоагрегата, вы-
зывающих изменения его вибросостояния.    
5. Разработаны аналитическая и конечно-элементная модели для оценки 
взаимодействия элементов системы тепловых расширений паровых турбин при 
возникновении разности температур на фланцах цилиндра. 
6. Разработаны, исследованы и апробированы статистические модели оцен-
ки состояния и прогнозирования остаточного ресурса теплообменного оборудова-
ния ПТУ. 
7. Сформулированы и обоснованы основные параметры подсистем монито-
ринга для ряда узлов турбины (система регулирования, система тепловых расши-
рений, система «ротор-подшипники») и вспомогательного оборудования ПТУ 
(питательные насосы, конденсатные насосы, насосы системы циркуляционного 
водоснабжения и сетевые насосы), как модулей комплексной системы монито-
ринга. 
8.  Обосновано, что система ремонта и технического обслуживания обору-
дования ПТУ должна предусматривать применение индивидуальных стратегий 
ремонта для оборудования различных технологических подсистем ПТУ с учетом 
условий их эксплуатации. 
Достоверность и обоснованность результатов работы определяются ис-
пользованием современных методов исследования для решения поставленных за-
дач, использованием известных методик для статистической обработки данных и 
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соответствием параметров статистических моделей известным критериям, хоро-
шей воспроизводимостью опытных данных, полученных при натурных исследо-
ваниях, апробацией и подтверждением результатов исследования в работе модер-
низированных паровых турбин в различных условиях эксплуатации; соответстви-
ем всех полученных результатов современным физическим представлениям, дли-
тельным опытом надёжной эксплуатации большого числа паровых турбин, на ко-
торых реализованы результаты исследований и разработок автора. 
Практическая значимость заключается в том, что на основе данных, со-
бранных по 800 паротурбинным  установкам мощностью 100 — 800 МВт разных 
типов и разных заводов-изготовителей, определены критические элементы, лими-
тирующие надежность ПТУ; полученные данные по повреждаемости оборудова-
ния различных технологических подсистем ПТУ могут быть использованы для 
совершенствования системы технического обслуживания и ремонта турбин и тур-
бинного оборудования. Результаты исследований по повышению надежности ра-
боты ПТУ уже используются в условиях эксплуатации на ряде ТЭС. Результаты 
работы могут быть использованы также при разработке современных турбин в ча-
сти новых решений, которые уже апробированы и имеют положительный опыт 
эксплуатации. 
Реализация результатов работы.  Результаты работы используются на ря-
де ТЭС: 
 технология повышения надежности работы элементов систем парорас-
пределения турбины реализована на 4-х турбоагрегатах Ново-Свердловской ТЭЦ, 
Среднеуральской и Нижне-Туринской ГРЭС; 
 выполнена замена систем автоматического регулирования на электро-
гидравлические на 6 турбоагрегатах Свердловской и Богословской ТЭЦ; 
 реализованы системы вибромониторинга на 14 турбоагрегатах различ-
ных типов мощностью от 50 до 500 МВт на ряде ТЭС: Южной ТЭЦ Ленэнерго, 
Рефтинской ГРЭС, Белоярской АЭС, ТЭЦ-14 Пермьэнерго, Нижне-Туринской 
ГРЭС, Ново-Свердловской ТЭЦ; 
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 технология предотвращения протечек масла внедрена более чем на 20 
турбоагрегатах различных типов мощностью от 6 до 500 МВт на ряде ТЭС: Сред-
неуральской ГРЭС, Рефтинской ГРЭС, Ново-Свердловской ТЭЦ, Серовской 
ГРЭС, Первоуральской ТЭЦ; применение данной технологии внесено УТЗ в  за-
водскую документацию ряда новых турбин; 
 апробирован комплексный подход к мониторингу и нормализации рабо-
ты системы тепловых расширений на 5 турбоагрегатах мощностью 100 и 300 МВт 
различных типов и различных заводов изготовителей, работающих на Рефтинской 
ГРЭС, Среднеуральской ГРЭС, Ново-Свердловской ТЭЦ. 
На защиту выносятся:  
 концепция комплексной системы  повышения надежности ПТУ;  
 методика комплексного анализа надежности оборудования ПТУ и ре-
зультаты исследования повреждаемости  ПТУ в целом и ее элементов; 
 результаты обобщения информации по диагностическим признакам раз-
личных дефектов узлов турбин и турбинного оборудования; 
 методы и технологии повышения надежности узлов турбин и турбинно-
го оборудования в условиях эксплуатации с использованием поверхностно-
активных веществ на основе эпилама; 
 модели для оценки взаимодействия элементов системы тепловых рас-
ширений паровых турбин при возникновении разности температур на фланцах 
цилиндра и результаты исследований эффективности применения методов норма-
лизации тепловых расширений турбин; 
 модели оценки состояния теплообменных аппаратов ПТУ; 
 результаты исследований и  рекомендации по совершенствованию си-
стемы ремонта оборудования ПТУ в условиях эксплуатации. 
Личный вклад автора состоит: в сборе, анализе и обобщении статистиче-
ских материалов по надежности оборудования ПТУ; разработке концепции ком-
плексной системы  повышения надежности паротурбинной установки и методики 
комплексного анализа надежности оборудования ПТУ; постановке задач исследо-
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вания и непосредственном участии в проведении работ по нормализации тепло-
вых расширений турбин и анализе их результатов; исследовании причин повре-
ждения узлов турбин; разработке и апробации методик повышения надежности 
работы систем парораспределения; отработке методик повышения надежности 
эксплуатации подшипниковых узлов; сборе, анализе и обобщении информации по 
вибрационному проявлению различных дефектов узлов турбин; непосредствен-
ном участии в разработке основных положений комплексной системы монито-
ринга паротурбинной установки и параметров состояния для модулей мониторин-
га отдельных элементов ПТУ; разработке рекомендаций по совершенствованию 
ремонта оборудования ПТУ; обобщении результатов исследования и формули-
ровке рекомендаций для инженерной практики по совершенствованию турбин.  
Апробация работы. Основные материалы диссертационной работы обсуж-
дены и доложены: на международной  научно-технической  конференции  "Со-
вершенствование энергетических и  транспортных турбоустановок методами ма-
тематического  моделирования,  вычислительного и физического экспериментов" 
(Змиев, 1994), «Совершенствование турбоустановок методами математического и 
физического моделирования»,  (Змиев, 1997,2000), на Первой научно-технической 
конференции Регионального Уральского отделения Академии инженерных наук 
РФ  "Наука  и  инженерное творчество XXI веку" (Екатеринбург, 1995), на I, II, III, 
IV, V, VI  Международных  научно-практических  конференциях «Совершенство-
вание теплотехнического оборудования ТЭС, систем сервисного обслуживания,  
диагностирования  и  ремонта»   (Екатеринбург, 1995,1999); внедрение систем 
сервисного  обслуживания,  диагностирования  и ремонта»  (Екатеринбург, 2002, 
2004, 2007, 2009), на совещании по повышению надежности работы систем авто-
матического регулирования паровых турбин (Екатеринбург, 2003),  III Междуна-
родной научно-практической конференции «Актуальные проблемы энергетики» 
(Екатеринбург, 2007 г.), Международной научно-практической конференции 
«Перспективы развития технических наук» (Челябинск 2015г.). 
 
Публикации. Основное содержание диссертации опубликовано в 63 печат-
ных работах, в том числе в 25 публикациях в изданиях из перечня,  рекомендован-
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ного ВАК, четырех учебных пособиях, справочнике, монографии, двух патентах 
на изобретение и двух патентах на полезную модель. 
Структура и объем работы. Диссертационная работа состоит из введения, 
8 глав, заключения, библиографического списка из 347 наименований. Весь мате-
риал изложен на 407 страницах, содержит 92 рисунка,  30 таблиц. 
В диссертационной работе, кроме результатов, полученных лично автором 
использованы данные, совместно полученные им с коллегами по работе. Автор 
выражает благодарность: 
- доктору наук Урьеву Е.В. под руководством, которого были разработа-
ны и апробированы системы вибромониторинга, а также за ценные замечания и 
советы при подготовке диссертации; 
- докторам наук Аронсону К.Э., Плотникову П.Н., Рябчикову А.Ю. (ана-
лиз и обобщение статистических материалов по надежности оборудования ПТУ, 
разработка методик оценки остаточного ресурса трубной системы конденсатора 
турбины), а также за помощь и поддержку при выполнении работы и советы при 
обсуждении ее результатов; 
- доктору наук Новоселову В.Б., инженеру Лебедеву В.В. (мониторинг си-
стем автоматического регулирования турбин); 
- Бухману Г.Д., Мительману М.М. (разработка и апробация технологий 
обработки подшипников поверхностно-активными веществами на основе эпила-
ма); 
- кандидатам наук Сосновскому А.Ю., Целищеву М.Ф. (разработка моде-
лей модели для оценки взаимодействия элементов системы тепловых расширений 
паровых турбин); 
- кандидатам наук Сосновскому А.Ю., Моденову С.Н., инженерам Шкля-
ру А.И., Евсееву Я.И. (исследование системы тепловых расширений паровых тур-
бин в условиях эксплуатации); 
- кандидату наук Языкову А.Е., инженеру Великовичу М.В. (анализ и 
обобщение причин, вызывающих различные виды повреждений баббитовой за-
ливки подшипников и диагностических признаков повреждений подшипников). 
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Также автор выражает глубокую благодарностть  всем неназванным колле-
гам по работе за сотрудничество в разные периоды времени по подготовке и реа-
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1. СОСТОЯНИЕ ВОПРОСА. ПОСТАНОВКА ЗАДАЧ ИССЛЕДОВАНИЙ 
1.1. Основные направления совершенствования системы ремонтного 
обслуживания оборудования ТЭС 
Задача совершенствования и оптимизации ремонтного обслуживания обо-
рудования имеет большую по продолжительности историю. Существование си-
стемы ремонтов всегда сопровождалось решением проблем по оптимизации меж-
ремонтных периодов, сокращению продолжительности ремонтов, снижению фи-
нансовых затрат и т.д.  [13—22].  Формулировка этих задач изменялась в зависи-
мости от тех целей, которые стояли перед энергетикой в тот или иной период.  
В 60-70-е годы прошлого века была сформирована система планово-
предупредительных ремонтов (ППР) [11]. Эта система, предусматривающая про-
ведение на энергооборудовании различных типов ремонтов с заранее заданной 
периодичностью. В основе ее лежали усредненные по всей отрасли среднестати-
стические данные. Система ППР была сформирована для условий жесткого цен-
трализованного планирования и управления. Суть системы сводилась к  обеспе-
чению минимума простоев оборудования на основе жесткой регламентации ре-
монтных циклов. 
В [13] отмечено, что для установок, имеющих различную наработку и не-
одинаковый коэффициент загрузки мощности, разное количество пусков и оста-
новов назначается одинаковый межремонтный период. При этом не учитываются 
различия в износе  оборудования, уровень его эксплуатации и др. факторы. В ряде 
случаев система ППР приводит к проведению ненужных работ и как следствие 
незначительному увеличению технико-экономических показателей, которое по 
данным [13] для турбоагрегатов составляет 1—1,5% при значительных финансо-
вых затратах на ремонт.  
Согласно [14] программа ППР продиктована наличием фундаментальной 
причинно-следственной взаимосвязи между плановым обслуживанием и надеж-
ностью оборудования и опирается на знание того, что механические узлы, трубо-
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проводы и сварные соединения, электрические кабели и другие элементы обяза-
тельно изнашиваются и надежность любого оборудования непосредственно свя-
зана со сроком его эксплуатации. Отсюда авторы статьи делают вывод о том, что 
чем чаще оборудование ремонтируется, тем лучше оно должно быть защищено от 
возможных поломок и отказов в будущем. Единственной проблемой является 
определение временной границы, в рамках которой обеспечивается требуемая 
надежность. 
Результаты исследований, представленные в  [14] показали, что среди раз-
личных причин отказов причины, связанные со старением или износом, зачастую 
составляют малую часть, в отличие от последствий влияния ремонтных воздей-
ствий, не продиктованных реальной необходимостью в них. Это связано как с че-
ловеческим фактором (ошибками персонала), так и, например, с возможным 
нарушением целостности соединений, изменением структуры металла и т.п. 
В [15] представлены результаты исследований по определению взаимосвязи 
между показателями надежности и допустимым межремонтным периодом (МРП). 
Показано, что  отсутствуют данные по  расчетным и фактическим ресурсам быст-
роизнашиваемых узлов турбины, на основе которых можно объективно опреде-
лять периодичность ремонтов. На основе обобщения данных многолетних стати-
стических исследований, выполненных ХФ ЦКБ Главэнергоремонта, по анализу  
всех видов ремонтов на электростанциях с энергоблоками 160—300 МВт  уста-
новлено: 
- ни по одному узлу турбин не имеется узкой зоны наработок, в которой 
(например, с разбросом ±7 тыс. ч) происходило бы абсолютное большин-
ство повреждений. Почти по всем ремонтируемым узлам, даже самым 
ненадежным, имеется большой разброс в величинах наработок, причем 
имеются турбины, как с повышенной повреждаемостью, так и практиче-
ски не имеющие отказов; 
- ряд дефектов (например, трещинообразование корпусов, поломки рабочих 
лопаток некоторых ступеней) проявляется после определенной наработки, 
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начиная с которой отказы имеют место далее в самых широких пределах 
наработок. В таких условиях конкретные ресурсы узлов в каждой отдель-
ной турбине проявляются как случайные величины и последующая обра-
ботка этих данных для установления определенных закономерностей 
должна вестись с использованием вероятностных методов математической 
статистики. 
Авторами [15] разработана методика определения ресурса и на ее основе 
получены функции распределения ресурсов (и их средние значения) для всех ре-
монтируемых узлов турбин мощностью 160—300 МВт. 
По этим данным периодичность капитальных (или средних) ремонтов опре-
деляется в следующей последовательности:  
- отбираются данные о ресурсах тех элементов, восстановление надежности 
которых требует выполнения капитального или среднего ремонта; 
- функция   распределения ресурса цилиндра, определяется по данным ре-
сурсов отдельных узлов согласно теореме произведения вероятностей; 
- функция надежности для цилиндра с наименьшей надежностью (кроме 
цилиндров, восстановление которых возможно в средний ремонт) и явля-
ется основой для выбора нормативных значений МРП. 
Авторы отмечают, что выполнение реальных расчетов по изложенной мето-
дике наталкивается на следующее затруднение - какие именно ремонтные работы 
по восстановлению надежности следует проводить немедленно (даже подразуме-
вая под термином немедленно - ближайший год). Например, такие дефекты, как 
трещинообразование корпусов, коробление разъемов, обрывы бандажей в боль-
шинстве ступеней, износ рабочих лопаток первых ступеней, износ уплотнений и 
др., при своем возникновении не требуют обычно незамедлительного ремонта. 
Обнаружение такого рода дефектов, как правило, происходит в ходе плановых 
ремонтов и каких-либо заметных отрицательных последствий при изменении 
плановых МРП с 2 до, например, 4 лет не обнаруживается. Другая картина 
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наблюдается при поломках рабочих лопаток, которые в большинстве своем тре-
буют срочного вывода в ремонт. 
В [13] показано, что длительность межремонтного периода должна быть 
технически обоснована в каждом конкретном случае. 
В работах О.С. Найманова [16, 17] представлены результаты исследования 
оборудования энергоблоков  200 МВт  в целом и в частности турбин, отработав-
ших МРП, увеличенный по сравнению с нормативным. Показано, что проточная 
часть ЦВД и ЦСД на протяжении всего МРП сохранялась практически в неизмен-
ном состоянии; величины зазоров в лабиринтовых уплотнениях после срабатыва-
ния в первые пуски и остановы в дальнейшем существенно не изменялась; эконо-
мичность турбины с годами не менялась. Во время выполнения ремонта не потре-
бовалось дополнительных по сравнению с предыдущими ремонтами объемов ра-
бот. Отмечено, что условием увеличения МРП было отсутствие на момент начала 
МРП дефектных элементов оборудования. 
Аналогичные исследования, выполненные А.В Андрюшиным [23] показали, 
что изменение экономичности энергоблока 300 МВт за межремонтный период от 
4 до 6 лет составило 3-4%; при этом основная часть изменения экономичности 
энергоблока вызвана изменениями экономичности турбины (3—3,5 %), преобла-
дающая часть этого изменения вызвана изменением в проточной части. Характер 
изменения экономичности турбоустановки показал, что наиболее интенсивное 
снижение экономичности в межремонтный период наблюдается в первые 2—3 
месяца после капитального ремонта, затем интенсивность снижения существенно 
замедляется и практически остается на одинаковом уровне за пределами пятилет-
него периода после капитального ремонта. 
Представленные выше наработки показывали возможность изменения под-
ходов к ремонту, но не были реализованы в условиях  существовавшей планово-
предупредительной системы ремонта. 
В середине 90-х г. прошлого века  в связи со снижением степени использо-
вания установленной мощности  возникла необходимость реформирования си-
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стемы ремонтов оборудования  [24] . В работах А.В. Андрюшина, Д.А. Баршака  
[23—28] обоснована система ремонта, учитывающая достигнутый энергообору-
дованием  МРП исчисляемый в часах, а не в годах. 
В [23, 25] показано, что при создании системы ППР основной целью было 
надежное энергообеспечение потребителей. Основным критерием выбора систе-
мы являлась минимизация времени простоя оборудования в ремонтах, что позво-
ляло сформировать управляемую и прогнозируемую на длительный период ре-
монтную площадку по типам оборудования, электростанциям, энергосистемам и 
отрасли в целом. Выбор критерия был обусловлен отсутствием резерва энерго 
мощностей.  Результаты анализа коэффициента технического использования, 
представленные в  [25] показали, что произошло снижение степени использования 
оборудования при сохранении общего уровня его  надежности. 
В [27] показано, что за рубежом единой стройной системы технического об-
служивания и ремонта не существует; применяется набор различных видов тех-
нического обслуживания и ремонта для различных энергообъектов. При этом 
критерием вывода оборудования в ремонт служит достижение определенного 
фактического состояния, неприемлемого для дальнейшей работы оборудования 
[29—31].  
Переход к системе ремонтов по техническому состоянию оборудования на 
основе технической диагностики на тот момент оказался не возможен по ряду 
факторов и прежде всего из-за низкого уровня технических средств контроля и 
диагностики. 
В качестве первого этапа реформирования системы ремонтов был предло-
жен переход на ремонтный цикл на основе назначенного ресурса.  
Назначенный межремонтный ресурс энергоблока в соответствии с ГОСТ 
27.002-89 представляет суммарную наработку энергоблока между капитальными 
ремонтами, при достижении которой энергоблок должен быть выведен в капи-
тальный ремонт. 
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Принципиальное отличие такого ремонтного цикла заключается в том, что 
критерием необходимости проведения капитального ремонта является исчерпан-
ный межремонтный ресурс, а не регламентированная календарная продолжитель-
ность эксплуатации. Основные трудности перехода на исчисление периодичности 
капитальных ремонтов с помощью межремонтных ресурсов связаны с отсутстви-
ем четких определений, обосновывающих исчерпание ресурса энергоблоков. В 
методике [26] назначенный межремонтный ресурс принимается равным базовому 
значению суммарной наработки энергоблока за ремонтный цикл в базовый пери-
од. В этих условиях календарная продолжительность ремонтного цикла является 
величиной переменной и зависит от наработки энергоблока. За величину назна-
ченного межремонтного ресурса принимается значение наработки между капи-
тальными ремонтами, достигнутое в реальных условиях эксплуатации энергобло-
ков в 80-х годах [26]. Правильность такого выбора подтверждается статистиче-
скими данными о максимальной наработке энергоблоков в этот период и о доста-
точно высоком уровне надежности и эффективности эксплуатации. 
В соответствии с [26] продолжительность ремонтного цик-
ла Тц определяется по назначенному межремонтному ресурсу Ркр. При достиже-
нии наработки энергоблока от предыдущего капитального ремонта, равной Ркр, 
энергоблок должен быть остановлен в очередной капитальный ремонт. 
Назначенный межремонтный ресурс между капитальными ремонтами Ркр, ч, 
вычисляют по формуле 
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где Ркрб – базовое значение суммарной наработки энергоблока за ремонтный цикл 
в период, принятый за базовый, ч.; 
i    — i-й год ремонтного цикла; 
Tpi, — наработка энергоблока за i-й год ремонтного цикла, ч. 
Календарная продолжительность ремонтного цикла Тц, лет, определяется по 
формуле: 
 Тц = Тк + Ткп,  (1.2) 
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где Тк, лет — фактическая календарная продолжительность эксплуатации от 
начала ремонтного цикла до момента проведения расчета; 
Ткп, лет — будущая календарная продолжительность эксплуатации от мо-
мента проведения расчета до конца ремонтного цикла — начала проведения по-
следующего капитального ремонта. 
В работе [23] выполнена разработка методических основ создания системы 
технического обслуживания и ремонта энергоблоков на основе ремонтного цикла 
с назначенным межремонтным ресурсом и методики определения межремонтного 
ресурса энергоблока с учетом показателей экономичности, надежности и стои-
мостных затрат на ремонты. 
В работе [32] показано, что в процессе эксплуатации оборудования скорость 
сработки ресурса является случайной величиной, зависящей от режимов работы 
оборудования и интенсивности воздействующих при этом факторов. При этом на 
сработку ресурса могут влиять внезапные отказы отдельных узлов и явления из-
носа; предложена математическая модель для определения оптимального межре-
монтного интервала на основе  оценки  технического ресурса узлов оборудования.  
На электростанциях, где эксплуатируется  оборудование, выработавшее ре-
сурс, система ремонтов по назначенному ресурсу не достаточно эффективна.   Это 
объясняется тем, что определяющим фактором при расчете сроков вывода обору-
дования в ремонт является степень использования установленной мощности, а  
факторы старения и физического износа практически не  учитываются. В резуль-
тате при расчете межремонтный период изношенного ранее (отработавшего свой 
ресурс), но  мало используемого оборудования может достигать очень большой 
величины. Как показывает опыт, такой период оборудование отработать не мо-
жет, что приводит к снижению его надежности и неплановым ремонтам. 
В работе [33]  обоснована необходимость оснащения энергооборудования 
ТЭС, вырабатывающего физический ресурс, средствами технической диагности-
ки, позволяющими получать информацию о качестве конструктивных элементов в 
период работы оборудования. В числе задач таких систем указаны: определение 
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текущего состояния энергооборудования и его остаточного ресурса; оптимизация 
объемов и сроков эксплуатационного контроля оборудования, оптимизация объе-
мов и сроков следующего капремонта. Показано, что система ремонта является 
слабым звеном в системе управления индивидуальной надежностью, так как вре-
менной показатель межремонтного цикла не в полной мере учитывает состояние 
энергоборудования, необходимость его ремонта в тот или иной отрезок реального 
времени 
Как показано выше переход к системе ремонтов на основе ремонтного цик-
ла с назначенным межремонтным ресурсом являлся первым шагом к наиболее 
прогрессивной системе технического обслуживания и ремонта энергетического 
оборудования — системе, базирующейся на фактическом техническом состоянии 
оборудования.   
Такая система должна основываться на системе технической диагностики,  
позволяющей определять техническое состояние путем непрерывного или дис-
кретного контроля за изменением параметров оборудования, которые показывают 
его работоспособность. При достижении этими параметрами граничных значений 
работоспособности  должен выполняться предупредительный ремонт оборудова-
ния.  
Зарубежный опыт показывает, что выполнение ремонтов на основе монито-
ринга фактического технического состояния позволяет значительно повысить 
надежность эксплуатации и снизить затраты на обслуживание. 
В   [34]  приведены данные по результатам внедрения систем мониторинга 
(диагностики) на ТЭС Eddistone (США): годовая экономия от использования си-
стемы мониторинга на одном блоке оценивается в 2 095 тыс. долларов, в т.ч. по 
турбине в 921 тыс. долларов, по котлу в 608 тыс. долларов. 
Такая система технического обслуживания и ремонта в полном объеме на 
российских электростанциях до сих пор не реализована. В работах [35—39] про-
работаны отдельные вопросы  по внедрению мероприятий обеспечивающих пере-
ход к ремонтам оборудования по фактическому состоянию. Решение этих вопро-
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сов прорабатывется одновременно для теплотехнического оборудования и для 
электрооборудования ТЭС. При этом для электротехнического оборудования уже 
апробирован ряд решений, которые могут быть распространены на оборудование 
ПТУ. 
В книге Назарычева А.Н. [35], посвященной оптимизации ремонта электро-
оборудования, отмечено, что  основным принципом новой технологии управления 
техническим состоянием электрооборудования должен стать  метод технического 
обслуживания и ремонта энергообъектов, основанный на индивидуальном наблю-
дении за реальными изменениями технического состояния оборудования в про-
цессе эксплуатации. В результате диагностирования оборудования в процессе 
эксплуатации осуществляется раннее обнаружение дефектов и определяется его 
техническое состояние в текущий момент времени. С точки зрения выбора опти-
мальной стратегии технического обслуживания и ремонта требуется прогноз раз-
вития дефектов и перспективная оценка технического состояния на последующий 
период эксплуатации. 
В [36]  предложено для перехода к ремонту по состоянию провести ранжи-
рование ответственных элементов по возможности продления ресурса, оценить 
затраты связанные с продлением ресурса или заменой отдельных элементов. 
Общая проблема совершенствования системы технического обслуживания и 
ремонта (ТОР) электрооборудования включает в себя решение следующих задач 
[35]:  
- оптимальную организацию диагностики и контроля технического состоя-
ния  оборудования;  
- оценку и прогнозирование эксплуатационной надежности оборудования;  
- оптимизацию сроков проведения ТОР;  
- определение оптимального объема ТОР;  
- выбор рациональной стратегии проведения ТОР;  
- выбор стратегии управления состояниями процесса эксплуатации обору-
дования;  
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- планирование ТОР оборудования с учетом технического состояния. 
Этот список задач можно отнести и к теплотехническому оборудованию. 
В работе Стенина В.А. [13] показано, что в организационно-техническом 
смысле ремонтное обслуживание по техническому состоянию требует создания 
банков данных,  содержащих информацию, необходимую  для принятия решения 
о сроках и объемах ремонтных работ. Для этого банк данных  должен состоять из 
следующих подсистем. 
Подсистема данных об эксплуатации элементов оборудования с указанием 
причин отказов или аварий, выполненных мероприятий по их устранению, дли-
тельности простоев, затрат на восстановление и т. д. Основная цель сбора этой  
статистический информации состоит в определении слабых (узких) мест энерго-
установок для прогнозирования (отказов, аварий). 
Подсистема данных о замене деталей и узлов с указанием причин и нара-
ботки на отказ. Сбор этих данных представляет собой  трудную задачу, поскольку 
из-за того, что эксплуатационный и ремонтный персонал не придают должного 
внимания значимости этой информации соответствующая ремонтная документа-
ция ведется не всегда качественно и добросовестно.  
Подсистема данных о состоянии металла отдельных узлов и деталей. Эти 
данные собираются при любом останове агрегата, когда имеется возможность по-
лучить металл для исследования либо исследовать его по месту диагностическими 
приборами неразрушающего контроля. 
Подсистема данных о результатах регулярно проводимых экспресс-
испытаний. Сравнение полученных экспериментальных статических и динамиче-
ских характеристик позволит судить о тенденциях изменения технического состо-
яния отдельных элементов и узлов во времени.   
Подсистема данных о вибрационном состоянии всех вращающихся меха-
низмов с анализом тенденции его изменения во времени и причин, влияющих на 
эти изменения.   
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Подсистема данных обследований агрегатов с помощью специальных при-
боров. Комплекс этих данных должен лечь в основу долгосрочного планирования 
объемов и сроков ремонтных работ на конкретных агрегатах. В результате анали-
за данных о состоянии агрегата может быть поставлен технический диагноз его 
«болезни». Дальнейший анализ должен быть проведен с использованием матема-
тических моделей прогнозирования развития «болезни», так как только на осно-
вании прогноза можно принять правильное решение о необходимости вывода аг-
регата в ремонт, либо о возможном продлении его эксплуатации в «щадящем» 
режиме на определенный период. 
В настоящее время информации необходимой для создания этих подсистем 
недостаточно. Необхолимая информация накапливается в соответствующих под-
разделениях ТЭС (информации по замене деталей и узлов – в группе подготовки 
ремонтов,  результаты  экспресс-испытаний в ПТО, данные о вибрационном со-
стоянии в котло-турбинном цехе и т.д.), но обобщение этой информации  по раз-
ным ТЭС с однотипным оборудованием не проводится. В связи с этим необходи-
мо выполнить сбор и обобщение эксплуатационной информации по различным 
электростанциям. Для этого необходимо разработать методику сбора и анализа 
такой информации. 
В концепции обеспечения надёжности в электроэнергетике [12]  отмечается, 
что в настоящее время в отрасли отсутствует единая информационная база о про-
водимых ремонтах, нет полной и достоверной информации о состоянии оборудо-
вания и результатах ремонтной деятельности. 
Отсутствуют отраслевые критерии оценки технического состояния обору-
дования и не разработаны меры по выводу его из эксплуатации, продлению ре-
сурса или срока службы, модернизации либо замене новым, более эффективным 
оборудованием. Как результат, нет единого подхода к оценке необходимости про-
ведения ремонтов. 
Авторы [12]  обосновывают, что необходимо воссоздать полноценную ин-
формационно-аналитическую систему в электроэнергетике страны. В первую 
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очередь это нужно для оценки технического состояния оборудования, зданий и 
сооружений, а также формирования базы данных об аварийности оборудования. 
В современных экономических условиях действующая система ремонтов по 
мнению большинства специалистов не обеспечивает во многих случаях принятия 
оптимальных решений. Так для паротурбинных установок (ПТУ) регламентиро-
ваны межремонтные периоды для турбины в целом и, соответственно, назначение 
профилактических работ не зависит от фактического состояния оборудования к 
моменту начала ремонта. Кроме того, объемы ремонтных работ, предусмотрен-
ные этой системой для оборудования абсолютного большинства паротурбинных 
установок, разрабатывались в то время, когда эти установки проектировались и 
вводились в эксплуатацию.  В настоящее время большое количество оборудова-
ния ПТУ (до 70—75%) выработало парковый ресурс, а также проходило различ-
ные модернизации, изменившие конструкцию отдельных элементов, что несо-
мненно отразилось на продолжительности времени, которое данный узел может 
отработать между ремонтами.  
Таким образом, недостаток действующих систем ремонта (как планово-
предупредительной, так и по назначенному ресурсу) в том, что при планировании 
периодичности и объемов ремонта они (системы) имеют общие подходы ко всему 
оборудованию, при этом не  учитываются особенности эксплуатации оборудова-
ния, связанные с его местом в тепловой схеме, его износ, режимы эксплуатации 
конкретного типа оборудования и конкретной турбоустановки, его влияние на 
общую надежность турбоустановки.  
Необходимо для каждой единицы оборудования в составе турбоустановки 
определить стратегию ремонта, учитывающую особенности его эксплуатации и 
влияние на общую надежность турбоустановки. 
В соответствии с [12]  должна быть разработана система мониторинга 
надежности в условиях эксплуатации, обеспечивающая фиксацию и обработку 
информации об отказах оборудования и объектов с целью оценки их состояния, 
анализа причин отказов, принятия необходимых мер по повышению надежности 
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и выбора необходимых средств. Одной из основных задач повышения надежности 
обозначена задача планирования, организации и проведения ремонтов, восстанов-
ления плановых ремонтов сложного оборудования по регламенту. 
1.2. Показатели надежности оборудования ТЭС.  Анализ способов  
сбора и обработки информации, применяемых для оценки 
надежности оборудования ТЭС в условиях эксплуатации 
В соответствии с ГОСТ [40,41] для количественной характеристики надеж-
ности энергетического оборудования используются единичные и комплексные 
показатели надежности. В качестве единичных показателей надежности, характе-
ризующих отдельные свойства надежности оборудования, как правило, исполь-
зуют параметр потока отказов, среднюю наработку на отказ, среднее время вос-
становления. В качестве комплексных показателей, характеризующих несколько 
составляющих свойства надежности оборудования, в энергетике применяются ко-
эффициент готовности, коэффициент технического использования, коэффициент 
использования установленной мощности, коэффициент неплановых отказов и др. 
Для определения этих показателей на практике в течение календарного года 
фиксируют суммарные наработку, длительность нахождения оборудования в ре-
монте , вынужденном простое и т.д. и на основе этих данных проводят расчет.  
Как показано в работе Римова А.А.  [42] наблюдается существенный разброс по-
лученных значений по разным единицам оборудования. Как правило, проводится 
усреднение полученных показателей в пределах конкретной станции или по груп-
пе однотипного оборудования. По результатам анализа представленного в [42] 
показано, что имеется большое количество факторов, влияющих на достоверность 
«динамики» изменения показателя. Так, например, отсутствие в рассматриваемом 
периоде отказов на отдельной единице оборудования приводит при расчете по 
формулам согласно [40] к искажению общей ситуации. Сделан вывод о том, что 
показатели надежности отдельных энергоблоков, котлов  и турбин  оцениваются 
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достоверно, в том случае если базовое время наблюдения этих объектов прибли-
жается к их утроенной наработке на отказ. 
В работе Попырина Л.С. [43] показано, что формулы, используемые для 
расчета комплексных показателей надежности не учитывают назначения, харак-
теристик и режимов использования энергоустановок (ЭУ); их использование во 
многих важных практических случаях может дать оценку надежности объекта с 
недопустимо большой погрешностью.  В работе отмечено, что при анализе пока-
зателей надежности энергоустановок необходимо учитывать следующие особенно-
сти: 
- ЭУ является сложным восстанавливаемым объектом с длительным перио-
дом эксплуатации; 
- ЭУ редко находятся в состоянии полного отказа; отказы отдельных эле-
ментов ЭУ могут приводить лишь к частичному снижению мощности и 
(или) экономичности ЭУ, т.е. к частичным отказам; 
- состояния частичного отказа характерны и для отдельных агрегатов (кот-
лоагрегат, турбоагрегат), и для сложных вспомогательных систем ЭУ; 
- проводятся регулярные планово-предупредительные ремонты и техниче-
ское обслуживание. 
Вопрос об отсутствии статистики по нахождению оборудования в состоя-
нии частичного отказа является очень важным, так как применяемая в Российской 
энергетике система сбора и  анализа информации по надежности основана на 
формах статистической отчетности электростанций, в которой отражены только 
численные значения показателей надежности и на статистике, получаемой на ос-
нове актов  расследования  технологического  нарушения  в работе  электростан-
ции, сети или  энергосистемы, заполняемых согласно [44]. При этом практически 
вся информация о дефектах, обнаруживаемых в процессе плановых ремонтов 
оборудования,    не используется. 
С 80-х годов 20века сбор и обобщение данных по надежности осуществля-
лись фирмой ОРГЭС. В публикуемых обзорах [45,46] представлялись данные по 
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комплексным показателям надежности по видам (котел, турбина, генератор)  и 
типоразмерам оборудования, а также количество повреждений по узлам оборудо-
вания. В обзорах были представлены результаты анализа изменения (улучшения, 
ухудшения) показателя по сравнению с предыдущим годом. Углубленного анали-
за по оценке причин ухудшения показателей или выявлению причин повреждений 
не проводилось.  
На этих же данных основывались работы Терентьева И.А., Штромберга 
Ю.Ю., Гладышева Г.П. по сравнительной оценке различного оборудования [47—
49], оценке повреждаемости отдельных видов или типоразмеров основного и 
вспомогательного оборудования [50—53].  
При анализе причин, вызвавших повреждение, используется классификация 
(ошибка проекта, дефекты монтажа, изготовления и т.д.), что не позволяет вы-
явить конкретные технические причины  и разработать мероприятия по их устра-
нению.   
В этих работах практически отсутствует информация о технических причи-
нах, приведших к повреждению. 
В работе Римова А.А  [54] показано, что существующая в России схема сбо-
ра и обработки статистических данных по надежности электроэнергетического 
оборудования значительно отличается от системы, применяемой в промышленно 
развитых странах. Так, например, Североамериканская организация по надёжно-
сти в энергетике (NERC) применяет около 140 показателей надёжности и техни-
ческого использования. Помимо этого, ведётся подробная база данных по инци-
дентам, произошедшим на отдельных элементах, как основного, так и вспомога-
тельного энергетического оборудования.  
Европейская ассоциация VGB PowerTech е. V, одним из главных направле-
ний деятельности которой является оптимизация технического использования, 
надёжности и эффективности европейских электростанций ведёт базу данных (со-
временное название — “KISSY”), которая включает как показатели технического 
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использования энергоблоков, так и статистику отказов критических элементов 
оборудования. 
Упомянутые организации предлагают пользователю обработанную первич-
ную информацию в форме распределения показателей,  которые позволяют по 
разработанным методикам: оценивать качество ремонтов оборудования; выявлять 
пути улучшения технико-экономических показателей электростанции; прогнози-
ровать надёжность и техническое использование генерирующих мощностей в за-
висимости от вложенных средств. 
В  [55] представлена методика оценки надежности и работоспособности 
оборудования, установленного на ТЭС. Первый этап методики состоит в разра-
ботке функционального дерева (определении функциональных связей между обо-
рудованием подсистемы). Следующий этап — определение наиболее критических 
компонентов для работы оборудования (основан на оценке влияния сбоя компо-
нента на работу всего оборудования). Третий этап включает анализ надежности на 
основе данных о наработке на отказ, записанных в процессе эксплуатации обору-
дования. Дефекты должны быть классифицированы по  подсистемам, в соответ-
ствии с функциональным деревом. Надежность каждой подсистемы рассчитыва-
ется на основе данных о повреждениях.  Метод применяется для  оценки эффек-
тивности ремонтного обслуживания  газовых турбин и котлов утилизаторов, ко-
торые используются в парогазовых установках. 
В [56]  представлены результаты анализа надежности оборудования круп-
ной электростанции в Нигерии, которые позволили выявить причину (компоненту 
оборудования) снижения показателей надежности ТЭС (коэффициента использо-
вания мощности) 
Аналогичных данных по оборудованию, эксплуатирующемуся в РФ, очень 
мало.  
В работе Андрюшина А.В. [23] представлены результаты ретроспективного 
анализа данных по надежности энергоблоков 300 МВт за 20 летний период 
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(1977—1998 гг), показывающие увеличение количества отказов блоков, связан-
ных с исчерпанием ресурса, недостатками эксплуатации и ремонта. 
В [57] на основании документации по расследованию инцидентов и актов 
дефектации 66 паровых турбин различных типов на докритические параметры па-
ра по 19 АО-энерго и АО-электростанциям «Центрэнерго» представлены данные 
по распределению их повреждаемости (табл. 1.1.).  
Таблица 1.1.   
Повреждаемость турбин ТЭЦ 
Элемент Число отказов, % Время восстановления, % 
Проточная часть 9,7 33,7 
Подшипники 16,1 19,6 
Маслосистема 8,3 5,2 
Регулирование 22,5 17,8 
Парораспределение 12,7 8,4 
Трубопроводы и арматура 11,4 4,1 
Число отказов без 
повреждений 8,9 0,1 
Прочие элементы 10,4 11,1 
Представлены данные по причинам повреждаемости проточных частей этих 
турбин (табл. 1.2 и 1.3). 
Таблица 1. 2.  
Повреждаемость проточных частей турбин ТЭЦ 
Источник повреждения Число отказов, % Время восстановления, % 
Недостатки эксплуатации  45,5 42,4 
Дефекты ремонта  10,3 4,9 
Дефекты конструкции  18,2 12,1 
Исчерпание ресурса  26,0 40,6 
 
В работе [58] на основе анализа 30-летнего опыта эксплуатации трубопро-
водов Белорусской энергосистемы представлены данные по причинам поврежде-
ния трубопроводов: 
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Таблица 1.3  
Повреждения элементов проточных частей паровых турбин предприятий 
«Центрэнерго» по актам дефектации при плановых ремонтах 2002 года 
Вид повреждения Пострадавший элемент Всего 
Р У Д РЛ НЛ Ц П шт % 
Эрозионные    3* 9 — 56** 20 7 2 97 25 
Коррозионные  6 28 6 11 4 2 1 58 15 
Механические  1 74 1 82 30 —  — 188 48 
Отложения в 
проточной части  
— 2  4 31  8 1  — 46 12 
Примечание: Р – роторы (металл валов); У – уплотнения; Д – диски рабочих колес; РЛ – 
рабочие лопатки и бандажи; НЛ – направляющие лопатки, диафрагмы и обоймы; Ц – цилин-
дры; П – элементы парораспределения; * – электроэрозия шеек роторов; ** – в том числе 32 
случая за зоной фазового перехода. 
 
1.  30—40 % повреждений трубопроводов происходит из-за недостаточно 
качественного проектирования: часто не учитываются напряжения, создаваемые 
трубопроводами на оборудовании, и собственное перемещение оборудования в 
местах присоединения к трубопроводам. Расчёты на прочность производятся 
только в пределах проектирования трубопроводов и не учитывают значений весо-
вых нагрузок и тепловых перемещений трубопроводов, поставленных котельным 
или турбинным заводами. Опорно-подвесная система трубопроводов имеет 
настолько короткие тяги, что конструкция подвесок создаёт значительное ограни-
чение тепловым перемещениям. Затяжка пружин в некоторых случаях доходит до 
80—90 % максимально возможной. Не указываются в монтажно-сборочных чер-
тежах допустимые расстояния до перекрытий, колонн и других трубопроводов, 
что приводит при монтаже к "наползанию" трубопроводов друг на друга и создаёт 
защемление в местах прохода рядом с колоннами и через перекрытия и стены. Не 
проектируется температурный контроль режимов эксплуатации металла и усло-
вий дренирования, характерных для каждого трубопровода в отдельности, зави-
сящих от пусковых программ основного оборудования (котлов, турбин, РОУ, 
БРОУ). Не проектируются конструкция и размеры теплоизоляции трубопроводов, 
не учитываются расстояния от теплоизоляции до металлоконструкций опор и 
подвесок, перекрытий зданий и сооружений. В результате в деталях трубопрово-
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дов создаются значительные напряжения от ограничения тепловых перемещений 
и изгибающие моменты сил. 
2. 20—30 % повреждений трубопроводов происходит после монтажа или 
замены деталей наладки опорно-подвесной системы и тепловых перемещений. 
Известны случаи защемления трубопроводов по всей трассе не устранёнными 
монтажными стяжками, не удалёнными приварными металлоконструкциями, 
полностью выведенными из работы пружинами, витки которых полностью сжаты. 
Имеют место обратные уклоны при нахождении трубопроводов в холодном со-
стоянии и образование их при прогреве и расширении трубопроводов. 
3. 10—20 % повреждений трубопроводов происходит из-за неудовлетвори-
тельных условий эксплуатации. На многих ТЭС нет контроля температурного ре-
жима эксплуатации металла и условий дренирования. В основном это касается 
всех паропроводов высокого и среднего (горячий промперегрев блочных ТЭС) 
давления. При температурном контроле металла некоторых паропроводов ТЭС 
обнаружено, что скорости прогрева-расхолаживания доходят до 30°С/мин. при 
норме 5°С/мин., а разность температуры по сечению паропроводов доходит до 
150°С при норме 50°С. На подобных паропроводах обнаружены локальная ползу-
честь металла труб до 2% (сталь 15X1М1Ф), местные вздутия и недопустимая 
микроповреждаемость гибов, трещины в выходных коллекторах пароперегревате-
ля и в местах приварки дренажей. 
4. 10—20 % повреждений происходит из-за некачественного ремонта. Ос-
новными недостатками ремонтов являются непроектные холодные натяги, несо-
хранение проектных осей трубопроводов и отсутствие своевременного осмотра и 
ремонта опорно-подвесной системы, что приводит к образованию дополнитель-
ных напряжений в деталях трубопроводов, несогласованности инструкции по 
сварке (РТМ-1с) с состоянием трассы трубопроводов. Допустимый перелом в 
районе сварного соединения 2—3 мм на 200 мм измерительной линейки приводит 
к изменению трассы на расстояние 1 м до 10—15 мм. Т.е. допустимый перелом на 
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сварных соединениях не должен быть основанием для изменения осей трассы 
трубопроводов. 
Большое количество работ, в которых представлены результаты оценки 
надежности оборудования Российских ТЭС, посвящены износу оборудования и 
оценке его ресурса [36,59…62].  
В [59] показано, что к 2015 г. в составе действующего парка оборудования 
доля оборудования, которое исчерпало свой парковый ресурс, достигнет 60%. По 
данным [57]  82% мощностей паровых турбин ТЭС России выработало свой пар-
ковый ресурс  (суммарная наработка однотипных по конструкции, маркам стали и 
условиям эксплуатации элементов теплосилового оборудования, которая обеспе-
чивает их безаварийную работу при соблюдении требований эксплуатации и пла-
ново-предупредительных ремонтов).  В [59] показано, что для большинства эле-
ментов исчерпание паркового ресурса не является предельным сроком эксплуата-
ции. Оборудование, исчерпавшее свой парковый ресурс, требует специального 
обследования, контроля за состоянием в процессе эксплуатации и выполнения 
дополнительного объема ремонтов для обеспечения надежной эксплуатации. 
В [36] показано, что,  несмотря на то, что значительная доля оборудования 
выработала свой ресурс, отсутствуют убедительные данные о том, что резко воз-
росли статистические показатели по аварийности и физические объемы ремонт-
ных работ в связи с исчерпанием ресурса. Предложено под физическим старением 
оборудования понимать не событие выработки паркового ресурса элементов обо-
рудования, а уровень физического износа при котором имеет место низкая его ра-
ботоспособность по показателям надежности. 
При рассмотрении вопросов ресурса, в публикациях речь идет, прежде все-
го, о ресурсе металла термонапряженных элементов. 
В [63] обосновано, что физический ресурс оборудования ограничивается 
только состоянием металла и сварных соединений.  По результатам статистиче-
ского анализа показано, наибольший вклад в общую повреждаемость энергетиче-
ского оборудования вносят разрушения сварных соединений. При этом сопостав-
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ление коэффициентов запаса по длительной прочности и статистики повреждений 
показывает полное отсутствие какой-либо связи. 
В работе Стрельникова В.П. [64] отмечается, что существующие методы ис-
следования надежности как у нас в стране, так и за рубежом все более не удовле-
творяют требованиям практики и уровню технологии производства, поскольку 
слишком часто и намного расходятся прогнозные оценки и реальные значения 
показателей надежности. Наиболее часто используются статистические методы 
исследования. При этом методология получения конечных результатов о надеж-
ности изделий согласно строго вероятностной (статистической) теории состоит в 
следующем. На основании испытаний или эксплуатации получают статистику от-
казов изделий. Далее, используя известные статистические критерии согласия, 
выбирают наиболее подходящую модель распределения случайных величин, раз-
работанную в теории вероятностей (экспоненциальное, нормальное, Вейбулла, 
логарифмически нормальное и др.), и принимают ее в качестве теоретической мо-
дели распределения вероятностей безотказной работы (модели надежности), на 
основании которой определяют необходимые количественные показатели надеж-
ности. Оценка (расчет) надежности систем осуществляется путем вычисления ве-
роятностей работоспособных состояний элементов. Показано, что статистические 
методы оценки надежности, вошедшие в основные нормативные материалы, не-
достаточно эффективны при оценке надежности вновь разрабатываемых, высоко-
надежных или единичных изделий, находящихся в эксплуатации, т. е. там, где ма-
лочисленна или вообще отсутствует статистика отказов. Показано, что более до-
стоверную информацию можно получить на основе изучения механо-физико-
химических свойств и некоторых физических параметров изделий, характеризу-
ющих техническое состояние последних, с использованием вероятностных мето-
дов. В этом случае, методология установления количественных показателей 
надежности на основании изучения определенных физических параметров, харак-
теризующих техническое состояние изделий, состоит в выявлении кинетических 
закономерностей деградационных процессов (построение математических моде-
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лей процессов деградации) и определении аналитической связи этих закономер-
ностей с показателями надежности.  Принципиально важным является раскрытие 
механизмов отказов и их влияние на надежность изделий. Отмечено, что получа-
емые при таком подходе модели имеют частный характер и распространение ре-
зультатов полученной таким образом модели даже на аналогичный объект, но в 
другом режиме, может иметь только качественный характер. 
Высказанные в работе [64] предложения в полной мере относится и к обо-
рудованию электростанций, общее количество однотипных турбин, котлов и др. 
основного оборудования мало и получение представительной статистической ин-
формации для обработки по известным методам достаточно затруднено. Более 
применимы статистические методы к теплообменным аппаратам, арматуре, тру-
бопроводам и другому оборудованию, которое выпускается большими сериями.  
В работе Канцедалова  В.Г.  [33] показано, что при анализе показателей 
надежности энергооборудования изучаются только усредненные свойства одно-
типных элементов с тем, чтобы найти интегральные свойства всей совокупности, 
поэтому ни один показатель надежности, если он определяется методами теории 
вероятностей и математической статистики, не может быть отнесен к конкретно-
му объекту. Показано, что для управления индивидуальной надежностью необхо-
димо непосредственное влияние на причины отказов. Минимизация доли дефект-
ных элементов должна выполняться за счет выполнения ремонтно-
профилактических работ и плановых контрольно-диагностических операций. 
Ситуация, сложившаяся со сбором информации по надежности, нашла от-
ражение и в новой редакции концепции обеспечения надёжности в электроэнерге-
тике [12], где показано, что  получаемая информация об аварийности, как прави-
ло, является неполной, укрупненной, дается от разных компаний в разном форма-
те, без привязки к объектам или причинам, без оценки последствий отказов или 
времени восстановления; более того – используются разные критерии учета тех-
нологических нарушений. На основе такой информации невозможно сформиро-
вать исчерпывающие данные о показателях надежности оборудования и ЭЭС. 
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Отмечается, что практически утрачен контроль над состоянием оборудования. 
Нормативные статистические данные по аварийности энергетического оборудо-
вания, используемые в расчетах в настоящее время, также устарели. В связи с 
этим необходима работа по их коррекции для современных условий. Поставлен 
ряд задач: в отрасли важно восстановить регламентацию и осуществить поддерж-
ку информационной базы технического состояния оборудования, зданий и соору-
жений объектов энергетики, эффективности их использования, формирования 
аварийной статистики оборудования электрических станций и сетей, надежности 
функционирования ЭЭС. 
Анализ представленных выше работ по исследованию надежности показал, 
что большинство работ содержит информацию по отказам, произошедшим в про-
цессе эксплуатации, в  небольшом количестве работ представлена информация по 
повреждениям, обнаруженным при ремонте. Учитывая несовершенство системы 
сбора информации, часть ее может быть не отражена в официальных документах 
(по отказам и по дефектам, выявленным в процессе ремонта)  Отсутствует обоб-
щенная информация по причинам повреждений оборудования;  недостаточно ин-
формации по вспомогательному оборудованию турбоустановки. Практически от-
сутствует информация по повреждениям, обобщенная по данным эксплуатации и 
ремонта. Необходимо выполнить сбор и анализ информации по всему оборудова-
нию турбоустановки с привлечением данных официальной статистики по отказам, 
данных по повреждениям, выявленным в ремонт, информации по данным эксплу-
атационного и ремонтного персонала. Анализ надежности всего оборудования 
необходимо выполнить на основе единого подхода. На основе такого анализа 
необходимо определить элементы, лимитирующие и определяющие надеж-
ность ПТУ. 
41 
 
 
1.3.  Анализ основных задач и направлений  работ по мониторингу 
и диагностике оборудования паротурбинной установки 
В соответствии с требованиями [12] к экстренным задачам и мероприятиям 
по организации поддержания уровня надежности электроснабжения целесообраз-
но, прежде всего, отнести диагностику и анализ состояния оборудования (выявле-
ние напряженных элементов, контроль остаточного ресурса) и обоснование ре-
монта оборудования по состоянию.  
Техническая диагностика включает в себя два основных направления – опе-
ративную и ремонтную диагностику:  
- оперативная диагностика выполняется без отключения оборудования от 
сети и позволяет оценить техническое состояние в процессе эксплуатации; 
- ремонтная диагностика выполняется на выведенном из работы в ремонт, а 
в большинстве случаев разобранном оборудовании. 
В основные задачи оперативной диагностики согласно [65] входит: 
- раннее выявление дефектов на работающем или выведенном из работы 
для обследования (но не разобранном) оборудовании; 
- прогнозирование развития дефектов, оценка их опасности, оценка общего 
состояния оборудования; 
- подготовка рекомендаций по дальнейшей эксплуатации и техническому 
обслуживанию оборудования (например, немедленный вывод в ремонт, 
сдвиг сроков плановых ремонтов, работа без ограничений и т.д.). 
В основные задачи ремонтной диагностики входит [65]: 
локализация дефектов оборудования; 
определение объема ремонтно-восстановительных работ вплоть до реко-
мендации о целесообразности замены оборудования. 
Согласно [65] современный уровень и перспективы развития средств диа-
гностики, дефектоскопии и автоматизированного контроля в энергетике откры-
вают реальные возможности применения методов технического обслуживания и 
ремонта оборудования по техническому состоянию в широких масштабах. Пока-
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зано, что наибольший эффект от использования такой системы достигается при 
эксплуатации сложного оборудования, профилактический ремонт которого связан 
с большими затратами, а аварийный ремонт – вызывает огромный ущерб. 
Одна из основных задач создания систем диагностики оборудования —  
определение параметров, которые необходимо  контролировать и факторов, вли-
яющих на  техническое состояние. 
Большое разнообразие видов оборудования и задач технического диагно-
стирования привело к тому, что в настоящее время применяются средства диагно-
стирования самых различных принципов построения и назначения. Все эти сред-
ства различаются по следующим признакам [65,66]: способам технической реали-
зации; конструктивному исполнению; расположению относительно объекта диа-
гностирования; степени автоматизации; универсальностью; принципам воздей-
ствия на объект диагностирования; формой обработки и представления информа-
ции о состоянии объекта; режимам работы и рядом других.  
На многих электростанциях различными организациями в течении послед-
них трех десятилетий опробовались ряд систем и методик диагностики отдельных 
элементов и узлов оборудования ТЭС:  
- котельной установки  [67—69], 
- состояния проточной части турбины [70—77], 
- вибрационного состояния турбины [78—82], 
- системы автоматического регулирования турбины [83—89], 
- системы тепловых расширений турбины [90—92], 
- конденсатора [93—9595], 
- сетевых подогревателей [96, 9796], 
- аппаратов системы регенеративного подогрева [98], 
- арматуры [37, 99]. 
Для оперативного контроля и диагностики используются результаты непре-
рывных измерений технологических параметров по штатным приборам контроля, 
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а также данные, получаемые от специально установленных дополнительных при-
боров. 
При диагностике турбины для различных ее элементов используются от-
дельные методики, отличающиеся, как средствами измерения, так и своими под-
ходами. 
Диагностика состояния проточных частей цилиндров турбин представлен-
ная в работах ОАО «ВТИ» и НПО «ЦКТИ» выполняется на основе анализа пока-
зателей экономичности [70, 72, 73], результатов оптического контроля [77], виб-
рационного состояния [80, 81]. 
Диагностика состояния проточных частей цилиндров турбин по показате-
лям экономичности, предложенная в работе [71],  позволяет выявить причины из-
менения экономичности, состояние лопаточного аппарата, состояние уплотнений. 
В качестве диагностического параметра при диагностике состояния лопаточного 
аппарата используется коэффициент полезного действия, определяемый по фор-
мулам как средневзвешенный, а также давление пара в контрольной ступени. Со-
стояние периферийных уплотнений отсеков ступеней оценивается по превыше-
нию температуры пара в регенеративных отборах над температурой в проточной 
части за соответствующей ступенью. 
В работе [73] для диагностики работы концевых уплотнений трубопроводы 
каждого концевого уплотнения снабжаются датчиками температуры, по показа-
ниям которых определяется возможность «пропаривания» в машинный зал или 
присоса воздуха. При проведении периодических испытаний определяется износ 
уплотнений определяется по соотношению температур окружающего воздуха, па-
ровоздушной смеси, уплотняющего пара, пара в цилиндре. 
В работе [74] в качестве диагностического параметра угрозы возникновения 
задеваний в проточной части использовать величину радиальных зазоров,  кон-
троль за которой осуществляется на основе математической модели, учитываю-
щей влияние различных параметров работы турбины (разности температур верх-
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ней и нижней половин цилиндра, разности температур перед цилиндром и метал-
ла корпуса цилиндра, скорость вращения ротора, мощность турбины и др.)    
В работе Хаимова В.А. [77] представлены результаты диагностирования 
проточных частей цилиндров низкого давления турбин Т-250/300-240 и Т-
110/120-130 ЗАО УТЗ с помощью оптических средств контроля. Показано, что эти 
средства обеспечивают возможность надежного контроля эрозионного поврежде-
ния кромок рабочих лопаток с погрешностью до 0,4мм. Основные задачи, решае-
мые средствами оптической диагностики: 
- определение количественных характеристик эрозионного износа и общего 
состояния лопаточного аппарата и демпферных связей без вскрытия ци-
линдра; 
- предотвращение аварийных ситуаций по внешним факторам повреждения 
лопаток. 
В работе Ковалева И.А. [78] показано, что появление практически каждого 
механического дефекта во вращающемся оборудовании приводит к изменению 
вибрационного состояния этого оборудования. Разработаны алгоритмы распозна-
вания нескольких дефектов  элементов проточной части. Отмечается, что вибра-
ционное состояние турбины при возникновении в ней дефектов характеризуется 
рядом особенностей, которые должны учитываться при разработке систем вибро-
диагностики: 
- неоднозначность «вибрационного проявления» различных дефектов, когда 
различные дефекты имеют сходное проявление, а один и тот же дефект 
может проявляться по разному; 
- взаимозависимость многих причин вибрации, когда один дефект может 
приводить к возникновению другого; 
- сложность локализации дефекта; 
- длительный процесс развития ряда дефектов и как следствие изменения 
вибрационного состояния. 
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В [79—81] представлены результаты реализации систем вибродиагностики 
на нескольких турбоагрегатах.  Для диагностики вибрационного состояния ис-
пользуется, как правило, штатная аппаратура виброконтроля турбоагрегатов, ко-
торая для обеспечения требований ПТЭ [10] должна иметь обязательный набор 
следующих функций: 
- измерение всего спектра колебаний (в том числе и низкочастотного), 
- контроль скачка вибрации; 
- фиксация изменений колебаний во времени; 
- сигнализация и защита (по установленному уровню вибрации). 
Большинство систем осуществляет сбор, накопление и представление в виде 
графических зависимостей накопленной информации.  
Основные отличия систем заключаются в методах обработки накопленной 
информации для постановки диагноза.  Для решения  этой  задачи,  в  разрабаты-
ваемых   системах   используется несколько основных подходов: 
1. Сравнение текущих и эталонных  характеристик  вибросостояния турбо-
агрегатов,  например, спектров вибрации, автоспектральной плотности мощности,  
взаимной спектральной мощности  и  др.,  полученных экспериментальным путем 
[100].  В некоторые системы этого типа заложены  эталонные   характеристики   
при   конкретных   неисправностях [101,102]. 
Экспертная система EXSYS  [103]  предназначена  для  вибродиагностики 
турбоагрегатов малой мощности.  ЭС работает в диалоговом режиме с пользова-
телем.  Решающие правила построены по принципу ЕСЛИ — ТОГДА — В ПРО-
ТИВНОМ СЛУЧАЕ. Диагностирование осуществляется по признакам,  формиру-
емым при сравнении текущих и базовых спектров  вибрации. 
Системы этого типа имеют ограниченные возможности,  из-за сложности 
получения эталонных характеристик дефектов,  особенно в случае их одновре-
менного проявления. Еще одним недостатком таких систем является сложность 
их адаптации к разным видам турбоагрегатов и невозможность адаптации к кон-
кретным условиям эксплуатации. 
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2. Системы основанные на решающих правилах типа "ЕСЛИ...,ТО..." [104, 
105],  "ЕСЛИ...,ТОГДА...,В ПРОТИВНОМ  СЛУЧАЕ"  [106],  например: если  ча-
стота  вибрации равна частоте вращения,  то причина небаланс [107, 108].  При 
этом модуль принятия решений обеспечивает  постановку диагноза посредством 
прямого или обратного прохождения по дереву решений [109].  Комбинации де-
фектов,  являющихся причиной  останова, идентифицируются  экспертной  систе-
мой [110] с использованием "дерева дефектов".  Дерево включает в себя парал-
лельные  и  последовательные комбинации дефектов, каждый из которых приво-
дит к критическому событию.  Количество правил, которыми оперируют такие 
системы, достигает нескольких  сотен  [111, 112],  а количество диагностируемых 
дефектов может быть 15—20 [105, 113].  Имеются системы, которые  кроме  ре-
шающих правил оперируют также математическими моделями,  например, моде-
лями вынужденных колебаний валопровода [104]. В некоторых системах произ-
водится  оценка  вероятности  события [111, 114].  При создании таких систем,  
возникают трудности, связанные с формализацией и уточнением данных. Для по-
лучения верных диагнозов и снижения числа ложных реакций,  необходимо учи-
тывать большое количество действующих факторов и обстоятельств, при этом 
большое значение имеют точность и надежность измерений. 
3. Используются методы построения экспертных систем для ограниченного 
пространства решений,  например система для выявления развивающихся  трещин  
в  роторах паровых турбин [115].  Некоторые системы построены по модульному 
принципу, каждый модуль предназначен для диагностики конкретного дефекта 
или отдельного узла агрегата [116, 117]. 
Недостатком этих систем является сложность учета  взаимного  влияния не-
скольких  одновременно  проявляющихся дефектов.  Требуется высокая точность 
измерений большого количества параметров  и  программа  для проверки  соот-
ветствия  ситуации какому-либо варианту,  имеющемуся в базе данных. 
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Кроме того, системы могут отличаться наличием дополнительных средств 
измерений, так в работе  [82] обоснована целесообразность оснащения турбин ап-
паратурой  для мониторинга крутильных колебаний валопровода.  
Контроль состояния САРиЗ, в соответствии с  [85] представляется в виде 
трех задач: 
Задача контроля состояния сервомоторов и клапанов, позволяющая обеспе-
чить оценку величин трения, протечек внутри сервомотора, состояния пружин, 
состояния винтовых и шарнирных соединений, плотность клапанов. 
Задача оценки характеристик управления САРиЗ, позволяющая оценить за-
висимость ходов сервомоторов по управляющим сигналам, характеристики СА-
РиЗ на холостом ходу (нечувствительность, неравномерность), срабатывание бой-
ков автомата безопасности при повышении частоты вращения турбоагрегата и 
испытаниях наливом масла. 
Задача анализа динамических процессов, позволяющая выявить причины 
случайных процессов, происходящих с САРиЗ и турбоагрегатом, связанные с из-
менением электрической нагрузки, и контролировать динамику системы регули-
рования на остановленном турбоагрегате: контроль времен сервомоторов, КОСов, 
и др. 
Вопросы автоматизации процесса диагностирования систем регулирования 
обсуждаются в течение многих лет [83—88]. Наиболее часто в предложенных 
разработках применяются различные переносные системы диагностики [87, 89]. 
Накоплен большой опыт по контролю САРиЗ с использованием  различных  пе-
реносных  приборов  и приспособлений (специализированных преобразователей 
давления и перемещения). 
Несмотря на то, что реализация систем диагностики при помощи специали-
зированных переносных систем дала определённый положительный результат, 
главным образом в части накопления опыта обработки информации, тем не менее, 
к сожалению, такая система диагностики не стала неотъемлемой частью  системы 
эксплуатации турбины и турбоустановки. 
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Диагностика состояния системы тепловых расширений на электростанциях 
выполняется, как правило, на основе результатов периодических обследований. 
Такие обследования выполняются перед выводом турбин в капитальный (иногда 
средний или текущий) ремонт, а также в период между ремонтами в тех случаях, 
когда нарушения процесса тепловых расширений турбин выявляются в процессе 
эксплуатации, или когда возможными причинами нарушений в работе турбин 
можно предположить их ненормальные тепловые расширения [92]. На ряде элек-
тростанций применяется специализированная система диагностики производства 
ОАО «ВТИ» СДАРТ [90, 91].  Эта система может быть использована как в стаци-
онарном, так и в переносном варианте и осуществляет сбор информации от дат-
чиков перемещений и уклонов. Система собирает информацию  при пуско-
остановочных режимах; данные о тепловом состоянии цилиндров турбины, а так-
же параметры, характеризующие режим работы турбоагрегата в систему не вво-
дятся и должны собираться отдельно. 
В [92] показано, что в  связи со сложностью процессов пространственных 
тепловых перемещений элементов турбин его результаты не всегда могут быть 
однозначны, поэтому кроме "прямых", необходимы также и "косвенные" показа-
тели,  большая часть из которых может быть определена только с применением 
специальной методики — целевой диагностики тепломеханического состояния с 
применением индивидуального (т.е. отдельно для каждой турбины) подхода и 
специальной аппаратуры, при этом  для непрерывного контроля состояния систе-
мы тепловых расширений должны быть использованы штатные приборы и со-
кращённый объём измерений. 
Диагностика конденсационной установки, предложенная в [93], должна да-
вать следующие оценки: 
- загрязненность конденсатора (как следствие, определяет отклонение дав-
ления от норматива, термическое сопротивление слоя отложений, потерю мощно-
сти турбины и пережог топлива на станции); 
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- эффективность системы воздухоотсоса (оценивается разрежение, создава-
емое эжекторами, состояние трубопроводов отвода и подвода рабочей среды, 
плотность вакуумной системы); 
- эффективность работы конденсатных и циркуляционных насосов; 
- состояние элементов циркуляционного тракта (напорного и сливного во-
доводов, водяных камер). 
Авторами [94—96] на основе единого подхода разработаны системы диа-
гностики для конденсационной установки, подогревателей системы регенерации 
турбин, сетевых подогревателей и реализованы на ряде ТЭС. Отличительной осо-
бенностью этих систем является использование экспертных систем вероятностно-
го тип, а также результатов решения ряда прогнозных задач.  
Информационно-диагностическая система контроля подогревателей сетевой 
воды [97] предполагает определение основных фактических и нормативных ха-
рактеристик работы аппаратов – тепловой нагрузки, недогрева до температуры 
насыщения греющего пара, гидравлического сопротивления. При этом анализ со-
стояния  оборудования возлагается на эксплуатационный персонал. 
Диагностирование арматуры сводится к оценке герметичности и диагности-
рованию характеристик электропривода [37, 99]. Задачу определения герметично-
сти в  [37] предложено решать с использованием ультразвуковых методов. Учи-
тывая, что оснащение приборами для ультразвукового контроля наличия проте-
чек, каждой единицы арматуры очень дорогостояще, то такое диагностирование 
можно делать только периодически с использованием переносной аппаратуры.  
В [99] предложено подключать к верхнему уровню АСУ ТП блока специ-
ально разработанный программно-технический комплекс, который на основе ана-
лиза трендов сигналов по положению исполнительного механизма и расходу ре-
гулируемой среды позволяет оценить расходные характеристики и состояние ре-
гулирующего органа (люфт, пропуск в закрытом состоянии, нелинейность, неста-
бильность во времени). Такой подход обоснован для ответственных элементов 
арматуры, например, для регулирующих клапанов. 
50 
 
 
Диагностирование состояния оборудования складывается из результатов 
работы отдельных систем диагностики. Увеличение их числа повышает полноту и 
достоверность диагностирования. Разработка единой системы  диагностики, свя-
зывающей различные подсистемы, обеспечивает обмен информацией по базе 
данных, использование общих параметров и критериев с учетом взаимного влия-
ния элементов оборудования. 
Первые попытки создания комплексных систем были предприняты в 90-е 
годы прошлого века. В [118—122] описаны результаты разработки и реализации 
основных положений комплексных систем диагностики оборудования энергобло-
ков. В [122] отмечается, что стремление к всемерному увеличению объема, пол-
ноты и глубины комплексного диагностирования может привести к снижению его 
реальной эффективности, а в ряде случаев сделать его практически неработоспо-
собным. В связи с этим авторы [122] предлагают перечень задач, входящих, по их 
мнению, в список обязательных функций диагностирования применительно к па-
ротурбинной установке, котлу и трубопроводам. Остальные задачи предлагается 
оставлять на усмотрение заказчика. 
По мнению авторов [120], комплексный подход к созданию систем диагно-
стики имеет ряд достоинств по сравнению с реализацией отдельных задач: 
- уменьшается на 30—35 % необходимый объем информации; 
- повышается достоверность диагностики за счет параллельного контроля 
различных узлов и процессов; 
- стандартизуется  аппаратный и программный интерфейс, что позволяет 
наращивать систему в процессе ее эксплуатации. 
Известен ряд работ, направленных на объединение в единый комплекс диа-
гностических задачи по отдельным элементам оборудования [118—120]. В работе 
Лейзеровича А.Ш. [118]  предлагается комплекс задач диагностики основного 
оборудования ТЭС, включающий: 
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- контроль температурного и термонапряженного состояний высокотемпе-
ратурных корпусных деталей  и роторов турбин, а также труб поверхно-
стей нагрева котла; 
- анализ водно-химического режима блока; 
- расчет изменения в процессе эксплуатации показателей экономичности 
блока в целом и его отдельных компонентов; 
- диагностику вибрационного состояния турбоагрегата. 
Отдельные алгоритмы этих задач были реализованы и апробированы  на Зу-
евской ГРЭС-2 [120]. 
На Запорожской ГРЭС выполнялась опытно-промышленная проверка реа-
лизации комплекса диагностических задач в составе АСУ ТП блока № 5 [119]: 
по котлу — диагностирование нарушений герметичности трубных систем 
нижней радиационной части топки, змеевиков и толстостенных элементов паро-
перегревателей; 
по турбине — вибродиагностика, теплотехническая диагностика цилиндров 
высокого и среднего давления, диагностирование пропариваний и присосов кон-
цевых уплотнений; 
по блоку — мониторинг водно-химического режима. 
Концерн Westinghouse  разработал комплексную систему диагностики ПТУ, 
которая включает в себя  подсистемы диагностики генератора, турбины и водно-
химического режима [121].  
В работе Хоменка Л.А. [123] выполнено обобщение проблем, возникавших 
при внедрении и эксплуатации систем диагностики отдельных узлов турбоуста-
новки и показана возможность  интеграции этих систем в  комплексную систему 
эксплуатационной диагностики ПТУ. 
В работах НПО «ЦКТИ» и УПИ [124—127] представлены примеры реали-
зации комплексных систем мониторинга и диагностики и  апробации отдельных 
модулей в составе этих систем. 
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В [125] представлен набор данных, который должен отображаться в ком-
плексной системе мониторинга: 
- непосредственно измеренные параметры состояния объекта мониторинга; 
- параметры состояния, вычисленные по измеренным или определенным 
параметрам нагрузок и диагностическим признакам; 
- комплексные показатели качества, характеризующие способность объекта 
выполнять свои функции. 
В [124] показано, что наиболее эффективным средством повышения каче-
ства эксплуатации оборудования является одновременное использование монито-
ринговых и диагностических систем, что позволяет получать данные, характери-
зующие поведение оборудования, и принимать соответствующие решения в слу-
чае значительного изменения контролируемых параметров. 
В [127] на основе опыта реализации систем мониторинга: удельного   рас-
хода тепла турбоустановки, КПД турбины и показателей эффективности конден-
сатора турбины показана необходимость метрологической аттестации измери-
тельных средств при реализации подсистем мониторинга экономичности обору-
дования.  
В [33] Обоснована необходимость оснащения энергооборудования ТЭС, 
вырабатывающего физический ресурс, средствами технической диагностики, поз-
воляющими получать информацию о качестве конструктивных элементов в пери-
од работы оборудования. В числе задач таких систем указаны: определение теку-
щего состояния энергооборудования и его остаточного ресурса; оптимизация объ-
емов и сроков эксплуатационного контроля оборудования, оптимизация объемов 
и сроков следующего капремонта. Аналогичные системы нашли широкое приме-
нение на зарубежных электростанциях [128—130]. 
Проведенный обзор литературных источников показал отсутствие единых 
подходов к разработке задач диагностики различных элементов оборудования, 
что затрудняет широкую реализацию их на тепловых электрических станциях. 
Имеющиеся комплексы диагностических задач не связаны общей идеологией и в 
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большинстве случаев рассматриваются в качестве надстройки автоматизирован-
ных систем управления энергооборудованием. Диагностирование состояния мно-
гих элементов (САР, система тепловых расширений турбины) выполняются пери-
одически, отсутствуют постоянно действующие системы. Нет разработок по диа-
гностированию состояния ряда вспомогательного оборудования турбоустановки, 
в том числе насосного оборудования. 
Не решен вопрос взаимосвязи результатов работы систем мониторинга и 
диагностики оборудования и его  ремонта. 
1.4.  Методы повышения надежности элементов 
турбин и вспомогательного турбинного оборудования 
Одним из важных условий, обеспечивающих возможность  изменения су-
ществующих подходов к ремонту оборудования, должно быть исключение боль-
шого количества неплановых ремонтов, вызванных низкой надежностью отдель-
ных узлов  оборудования. Опыт эксплуатации и ремонта позволяет выявлять кон-
структивные недостатки, присущие конкретным типоразмерам оборудования. 
Обобщение таких данных используется заводами изготовителями при разработке 
нового или реконструкциях существующего оборудования. 
В работах [131—135] рассмотрены основные направления разработки кон-
струкций для нового оборудования. При этом во вновь поставляемом оборудова-
нии широко используются новейшие технические решения, унифицированные уз-
лы и детали, отработанные в лабораториях, на стендах и в условиях эксплуатации   
[131]. Отработка этих решений в условиях эксплуатации проводится на суще-
ствующем оборудовании при его реконструкциях и модернизации с целью повы-
шения экономичности и надежности. Необходимо отметить, что причинами вы-
полнения таких модернизаций  могут быть необходимость продления ресурса, 
внедрение новых технических решений, обеспечивающих повышение экономич-
ности, а также устранение выявленных в процессе эксплуатации проблем, вызы-
вающих снижение надежности или приводящих к отказам. 
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В [132] на основании анализа и обобщения отечественного и зарубежного 
опыта проектирования, создания и эксплуатации энергоблоков сформулирована 
концепция разработки новых турбин для обеспечения их надежности: 
- использование совмещенного цилиндра высокого и среднего давления 
(ЦВСД) с охлаждением ротора в зоне первой ступени части среднего дав-
ления (ЧСД); 
- все роторы, включая ротор низкого давления (РНД), — цельнокованые; 
- опоры роторов ЦНД должны выполняться выносными (не встроенными в 
выходные патрубки); 
- валопровод турбоагрегата должен иметь по одной опоре между смежными 
роторами; 
- система тепловых расширений должна предусматривать жесткое закреп-
ление опор валопровода на фундаментных рамах и свободное (без шпо-
нок) скольжение лап цилиндров по корпусам опор; 
- следует использовать один двухпоточный ЦНД с последней лопаткой из 
титанового сплава с надлежащей проходной площадью. 
В [133] в качестве основных мероприятий при модернизации турбин 200 и 
300 МВт ЛМЗ рассматриваются: 
- модернизация проточной части, 
- модернизация конструкций подшипников скольжения, 
- модернизация системы регулирования и защит,  
- модернизация конденсаторов турбин. 
В [134] основными направлениями совершенствования конструкций паро-
вых турбин ЗАО УТЗ названы:  
- совершенствование элементов системы парораспределения, в том числе 
усовершенствование стопорных и регулирующих клапанов для предот-
вращения их поломок;  
- повышение надежности и маневренности корпусов ЦВД и ЦСД; 
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- применение системы сотовых уплотнений (концевых, диафрагменных и 
надбандажных) для повышения экономичности турбины; 
- совершенствование масляных уплотнений для исключения протечек масла 
по валу ротора. 
В [135] в качестве основных мер по усовершенствованию турбин класса 200 
МВт предложены следующие конструктивные мероприятия: 
- новая система установки турбины на фундаменте и система  обеспечения 
свободы тепловых расширений; 
- совершенствование проточной части; 
- изменение конструкции системы парораспределения. 
В [134] показано, что исключение протечек масла по валу ротора важная и 
одновременно очень сложная задача. Для ее решения были опробованы различ-
ные конструкции уплотнений: 
- уплотнения с уловителями из фторопласта [136]; 
- выполнение на роторе большого числа маслосбрасывающих гребней с уз-
кой кромкой, обеспечивающих многократное изменение направления 
движения масла [134, 137]; 
- уплотнения с подвижными сегментами [138]. 
Все предложенные решения требуют изменения конструкции подшипнико-
вого узла или ротора. Такая реконструкция требует достаточно длительной подго-
товки и индивидуального подхода для каждого типоразмера турбин. 
В последние годы на многих турбоагрегатах большой единичной мощности 
реализованы системы автоматического регулирования и защиты электрогидрав-
лического типа [139—147].  В ряде случаев это было вызвано необходимостью 
выполнения требований [148] и совмещено с реализацией систем АСУ ТП. Объем 
модернизации и применяемые технические средства, как показано в [144], могут 
значительно отличаться.  
Представленная в [139] электрогидравлическая система регулирования тур-
бины К-1000/60-3000 ЛМЗ ст. №3 Калининской АЭС имеет гидравлическую 
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часть, включающую в себя регулятор частоты вращения турбины, промежуточ-
ные усилители, формирующие давление к сервомоторам регулирующих клапанов 
цилиндра высокого давления и цилиндра низкого давления, а также узлы системы 
защиты турбины, автомат безопасности и электромагнитные выключатели;  в 
электрическую часть входят быстродействующий электрогидравлический преоб-
разователь и электродвигатели механизма управления турбиной и МЭО сервомо-
тора регулирующего клапана к сепаратору-пароперегревателю. В ЭЧСР турбины 
К-1000/60-3000 ЛМЗ ст. № 4 Калининской АЭС были также включены функции 
регулирования частоты вращения ротора турбины; формирования обобщенного 
сигнала управления регулирующими клапанами и позиционирования регулирую-
щих клапанов в соответствии с расчетной характеристикой парораспределения. 
На турбине Т-180/210-130-1 ЛМЗ ст. № 2 Челябинской ТЭЦ-3 ООО «Эмер-
сон» выполнило модернизацию гидравлической части системы регулирования, 
которая включала демонтаж механической обратной связи сервомоторов и меха-
нического регулятора скорости; управление сервомоторами организовано через 
гидрораспределители [140]. В электрической части реконструированной системы 
реализованы следующие регуляторы: частоты вращения; мощности; давления 
свежего пара; минимального давления свежего пара; максимального давления па-
ра в камере регулирующей ступени; давления пара в теплофикационном отборе. 
В работах Новоселова  В.Б. [141, 142] представлены решения, используемые 
на турбинах ЗАО «УТЗ». На турбинах типа Т-100 (Т-50) УТЗ  при реконструкции 
САРиЗ с переводом её в электрогидравлическую демонтируются следующие  
элементы: гидравлический датчик частоты вращения (насос-импеллер); механи-
ческий кольцевой автомат безопасности и его золотники; мембранно-ленточный 
блок регулирования (регулятор скорости); гидравлическая система защиты камер 
отопительных отборов от повышения давления (ГСЗО); механизм управления 
сервомотором ЧНД;  гидравлические обратные связи сервомоторов ЧВД и ЧНД 
(конусы обратной связи).  
57 
 
 
В электрогидравлической системе регулирования и защиты турбин, приме-
няемой в одинаковой мере, как при производстве новых турбин, так и для рекон-
струкции находящихся в эксплуатации реализованы: регулятор частоты вращения 
со степенью неравномерности 4 – 5% и степенью нечувствительности, не превы-
шающей 0,02 %; регулятор давления пара перед турбиной (для работы в блоке с 
котлом); регулятор активной электрической мощности с частотным корректором 
с точностью поддержания 0,5 МВт; регулятор минимального давления пара перед 
турбиной; регулятор отопительного отбора пара, поддерживающий давление пара 
в камере верхнего или нижнего отопительного отбора с точностью        0,01 МПа 
или температуру сетевой воды на выходе из сетевой установки (или её нагрев) с 
точностью 0,5ºС; регулятор температуры подпиточной воды с точностью 0,5 ºС; 
предохранительные регуляторы, обеспечивающие безопасную эксплуатацию тур-
бины во всём диапазоне режимов работы и недопущение ошибок эксплуатацион-
ного персонала (максимального давления за регулирующей ступенью  турбины, 
максимального давления в отопительном отборе, максимального давления пара в 
конденсаторе и др.). В ЭЧСРиЗ реализованы также системы защиты: для турбин 
типа Т — электрический автомат безопасности (ЭАБ) и электрическая защита от 
повышения давления в камерах регулируемых отборов пара (ЭСЗО);  для турбин 
типа ПТ защиты от повышения давления в камерах отопительных и производ-
ственных отборов пара.  
Основными причинами реконструкции систем регулирования турбин назы-
вают [141, 143]: 
- повышение требований к качеству электрической и тепловой энергии, 
производимой паротурбинными установками;  
- стремление повысить качество работы системы регулирования, выража-
ющееся в повышении быстродействия, надёжности, уменьшения количе-
ства аварийных ситуаций, снижении износа гидромеханической части;  
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- стремление изготовителей паровых турбин упростить систему регулиро-
вания и защиты, уменьшить трудозатраты на её производство, испытание 
и наладку, как на стендах завода, так и на электростанции; 
- проблемы приобретения запасных частей к системам устаревших типов; 
- уменьшение числа квалифицированных специалистов по ремонту систем 
регулирования; 
- большое количество отказов из-за низкого качества масла. 
В [146] показано, что модернизацию систем автоматического регулирования 
с переводом на электрогидравлический тип можно выполнить на действующих 
станциях в период капитального ремонта. Отмечено, что при модернизации САР 
на базе микропроцессорной техники целесообразно одновременно проводить ре-
конструкцию штатной гидромеханической части турбины с максимально возмож-
ным отказом от гидромеханических узлов, что позволит в дальнейшем избежать 
существенных затрат на ремонт и эксплуатацию.  
Электрогидравлические системы применяются, в основном, для новых тур-
боагрегатов или при модернизации мощных турбоагрегатов, а также при внедре-
нии АСУ ТП энергоблоков. В то же время на электростанциях эксплуатируется 
большое количество турбин малой мощности, имеющих физически изношенные 
системы автоматического регулирования, что вызывает неплановые остановы и 
ремонты. Целесообразно рассмотреть вопрос реконструкции САР с переходом на 
электрогидравлический тип для таких турбин, что позволит повысить их надеж-
ность и снизит затраты на ремонт этого узла.  
Для повышения надежности работы  системы тепловых расширений турбин 
применяется ряд различных технических решений, направленных на устранение 
двух основных причин нарушений в работе  этого узла: повышенных сил трения 
на подошвах корпусов подшипников и повышенных сил трения на продольных 
шпонках[149]. 
В [135] показано, что для нормального функционирования системы тепло-
вых расширений необходимы незначительное трение на поверхностях скольжения 
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стульев по фундаментным рамам и отсутствие асимметрии теплового расширения 
корпусов и перекосов при осевом перемещении стульев. 
Нарушения процесса тепловых расширений турбин проявляются в виде не-
полного абсолютного расширения цилиндров, деформации статорных элементов 
и корпусов подшипников, скачкообразного перемещения корпусов подшипников 
и изменения относительного положения роторов, недопустимого поворота корпу-
сов подшипников и ригелей фундамента, наличия "невозврата" корпусов под-
шипников после полного остывания турбины, несимметричного (слева и справа) 
поперечного расширения цилиндров и др. Перечисленные нарушения могут при-
вести и, как правило, приводят к таким негативным последствиям как расцен-
тровка проточной части, отрыв корпусов подшипников или лап цилиндров от их 
опорной поверхности, износ продольных, поперечных и вертикальных шпонок, 
запредельные величины относительных положений роторов, окружная неравно-
мерность радиальных и аксиальных зазоров вплоть до задеваний подвижных эле-
ментов о неподвижные, износ уплотнений, перегрузка отдельных колодок упор-
ного подшипника, повышение вибрации опор и роторов и обогащение спектра 
вибрации высокочастотными наложениями [150]. 
Обобщение данных представленных в работах НИУ МЭИ, ОАО «ВТИ», 
НПО «ЦКТИ» [135, 149—167] показывает, что для надежного и долговременного 
исключения причин затрудненных тепловых перемещений корпусов подшипни-
ков необходимо: 
- обеспечить стабильные характеристики поверхностей скольжения корпу-
сов подшипников с приемлемым коэффициентом трения; 
- исключить защемления в поперечных шпоночных соединениях; 
- минимизировать усилия, действующие на цилиндры и корпуса подшипни-
ков турбины со стороны присоединенных трубопроводов. 
Для снижения сил трения и обеспечения стабильности характеристик по-
верхностей скольжения  в работах  [149,151,152, 154,156—158]  предлагается вы-
полнять следующие мероприятия: 
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- периодическую ревизию опорных поверхностей;  
- обработку на станке оснований стульев для обеспечения плоскостности 
опорных поверхностей; 
- нанесение на поверхности скольжения различных смазок или установку в 
узел скольжения антифрикционных материалов; 
- установку грязезащитных экранов для предотвращения загрязнения по-
верхностей скольжения. 
Проведение ревизии опорных поверхностей может выполняться только на 
остановленном и расхоложенном турбоагрегате; при этом требуется провести 
операции по подъему опоры корпуса подшипника, что возможно сделать только 
при проведении капитального или в отдельных случаях среднего ремонта. 
В качестве смазок на поверхности скольжения наносят, как правило,  сухой 
чешуйчатый графит, спецпасту ВТИ-ЛМЗ, изготавливаемую из дисульфида мо-
либдена и синтетического масла, или пасту АФП-90, являющуюся усовершен-
ствованным вариантом спецпасты ВТИ-ЛМЗ. 
Сухой чешуйчатый графит рекомендуется применять в тех случаях,  когда 
уровень температур фундаментной рамы в процессе эксплуатации турбоагрегата 
может превышать 100 C  [149]. В [163] показано, что  графит дает временный 
эффект (в первые 1—2 года после ремонта);  в последующие 3…5 лет графит 
осыпается, выдувается, либо вымывается сконденсировавшимся паром из конце-
вых уплотнений и маслом системы смазки. При попадании на поверхности 
скольжения масла при повышенной температуре происходит образование шлаков.  
Спецпаста ВТИ-ЛМЗ, рекомендованная в [149], имеет предельную темпера-
туру применения – 120 С; паста АФП-90 (ТУ ВТИ 43.006-90), обладает более 
термостабильными свойствами. При соблюдении требуемых условий работы и 
пылезащитного экранирования поверхностей скольжения возможна эксплуатация 
пасты в течение одного межремонтного  периода.   
Хорошо зарекомендовало себя и получило широкое распространение ис-
пользование для снижения сил трения на поверхности скольжения корпусов под-
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шипников различных композитных материалов на поверхность скольжения кор-
пуса подшипников: 
-  металлофторопластового покрытия (МФЛ) [149, 154—157]; 
- вставок, из композитных материалов  имеющих высокие антифрикцион-
ные свойства [155,163]. 
Металлофторопластовая лента, по данным, представленным в  [157], снижа-
ет коэффициент трения почти в два раза. Применение металлофторопластовой 
ленты должно сопровождаться установкой грязезащитного экрана, без которого 
эксплуатация  ленты может быть не эффективной [149]. По данным  [157] при ка-
чественном экранировании зазора между корпусом подшипника и фундаментной 
рамой, МФЛ  надежно эксплуатируется в течении 1…2 межремонтных периодов. 
Опыт применения МФЛ, представленный в работах Авруцкого Г.Д., До-
на Э.А. и др. [152,155,157], показал, что  одним из достоинств МФЛ является воз-
можность её установки без демонтажа корпуса подшипников; при этом также как 
при проведении ревизии опорных поверхностей требуется провести операции по 
подъему опоры корпуса подшипника. Кроме того, при установке МФЛ возникает 
необходимость корректировки центровки опорных подшипников и обойм масля-
ных уплотнений на толщину подложенной ленты. В настоящее время МФЛ про-
изводится только по заказу, что также осложняет ее применение. 
Вставки из композитных материалов представляют собой плитки, имеющие 
высокие антифрикционные свойства, и устанавливаемые в специально подготов-
ленные гнезда на фундаментной раме. При этом скольжение стула осуществляет-
ся по плоскости плитки. 
Известны [155] несколько вариантов плиток: плитки Jonson, предлагаемые 
фирмой Siemens, а также пластины из агломерированной бронзы, предлагаемые 
фирмой АВВ. Пластины из агломерированной бронзы были установлены в фун-
даментные рамы  на турбине Т-250/300-240 УТЗ (ст. №4 Киевской ТЭЦ-5), при 
этом  в корпус подшипника установлены стальные пластины с полированной ра-
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бочей поверхностью, что создало новую пару трения (скольжение стали по брон-
зе). 
Применение плиток из композитных материалов по данным  [155] обеспе-
чивает нормальную работу системы тепловых расширений  турбины в течении 
более длительного времени, чем применение МФЛ, при этом отмечено, что для 
установки пластин из композитных материалов требуется выполнение большого 
объёма работ по  демонтажу корпусов подшипников, механической обработке по-
дошвы корпуса подшипника и  фундаментной рамы. 
В [149] предложено  для нормализации тепловых расширений турбин ис-
пользовать  съёмные пластины модульного типа, выполненные из чугуна СЧ-20 
толщиной 20 мм. Пластины размещают под опорными поверхностями корпусов 
подшипников и фиксируют от смещения в осевом направлении поперечной 
шпонкой.  В пластинах выполнены резьбовые   отверстия под винтовые домкраты, 
которые используются для удаления пластин при ремонтных работах. Достоин-
ство съёмных пластин в том, что они легко выводятся из-под стула с помощью 
винтового домкрата. Это  позволяет в период останова (или текущего ремонта) 
выполнить очистку  поверхности скольжения и замену смазывающего материала 
(графита или пасты).      
В [135] отмечено, что применение специальной мастики, антифрикционных 
прокладок и лент из фторопласта  в полной мере не решают и не могут решить 
проблему тепловых расширений. 
Для исключения защемления в поперечных шпоночных соединениях в [149, 
153,157,158,168] рассмотрены ряд мероприятий: 
- периодическая ревизия шпоночных соединений; 
- увеличение зазоров в поперечном шпоночном соединении; 
- снижение сил трения в поперечном шпоночном соединении; 
- изменение конструкции поперечного шпоночного соединения. 
Для снижения сил трения в поперечном шпоночном соединении применяют 
в [158,163] показан опыт применения в паре трения «поперечная шпонка-паз» 
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твёрдосмазочного гальванопокрытия на основе серебра – двуокиси рения в каче-
стве антифрикционного материала. Эти покрытия улучшили ситуацию, но не ис-
ключили закусывания в паре «поперечная шпонка-паз». 
В [153] показано, что для исключения закусывания целесообразно измене-
ние конструкции шпоночного соединения. Известно несколько вариантов модер-
низаций этого узла. 
В [149] предложена конструкция шпонки ромбовидной формы, получаемой 
из штатной шпонки путем выборки металла по обе стороны от центрального 
участка шпонки  и укорочения ее до 1/3 длины. Это увеличивает возможность по-
ворота лап в 3 раза.  
В [153, 159] рассмотрена модернизация с заменой штатной неподвижной 
шпонки на подвижную разрезную.  Конструкция разрезной шпонки [164] состоит 
из трёх основных элементов: основания, вставки  и гребня. Лапа  корпуса цилин-
дра опирается на гребень, который, в своей нижней части имеет форму горизон-
тально расположенного полуцилиндра и входит в соответствующей формы паз 
вставки. Нижняя часть вставки  имеет цилиндрическую форму и устанавливается 
в отверстие основания. 
Такая конструкция обеспечивает возможность поворота гребня шпонки 
вместе с лапой в горизонтальной и вертикальной плоскостях относительно осно-
вания. Это обеспечивает исключение закусывания и сохранение взаимного поло-
жения лапы  и корпуса подшипника неизменным. 
 Конструкция поворотной шпонки ОАО «Теплоэнергосервис» [169, 170] со-
стоит из двух частей: неподвижной (основание) и поворотной (шпонки). Шпонка 
представляет собой прямоугольную призму с цилиндрическим шипом, основание 
имеет цилиндрическое отверстие под шип. Такая конструкция обеспечивает 
свободные угловые перемещения в горизонтальной плоскости лап цилиндров  и 
стула подшипника относительно друг  друга, сохраняя при этом способность 
передавать осевые усилия от лап цилиндра на корпус подшипника. 
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Для минимизации усилий, действующих на цилиндры и корпуса подшипни-
ков турбины со стороны присоединенных трубопроводов в работах [165, 166] 
предложен комплекс работ по обследованию, расчетам и регулировке системы 
трубопроводов. Показано, что снижение нагрузок на лапы цилиндров, полученное 
в результате таких работ является эффективным средством нормализации тепло-
вых расширений. 
 В работах [151, 171—173] представлены результаты одновременной реали-
зации нескольких мероприятий, направленных на нормализацию тепловых рас-
ширений. Так например, на турбине Т-180/210-130 ЛМЗ на Челябинской ТЭЦ-3 
были выполнены: регулировка нагрузок на лапы цилиндров,  снижение усилий от 
действия присоединенных трубопроводов, ужесточение ЦНД и установка метал-
лофторопластовой ленты.  
Практически во всех выполненных исследованиях при реализации новых 
мероприятий одновременно проводились и другие работы по нормализации теп-
ловых расширений. В связи с этим отсутствуют экспериментальные данные по 
эффективности реализации отдельных мероприятий.  
Эффективность проведения комплекса работ оценивалась, как правило, по 
величине абсолютного перемещения подшипников, при этом величины разворота 
лап цилиндра и величины зазоров в шпоночных соединениях не определялись. 
Отсутствуют модели работы систем тепловых расширений, позволяющие расчет-
ным путем оценить процессы, происходящие в этом узле. 
1.5.  Постановка задач исследований 
Проведенный анализ литературных источников позволил сформулировать 
основные задачи настоящего исследования: 
1. Разработка методики анализа для определения (выявления) наибо-
лее повреждаемых узлов и элементов оборудования паротурбинных турбоустано-
вок и причин их повреждаемости, на основе комплекса информации о повреждае-
мости ПТУ в условиях эксплуатации. 
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2. Разработка комплексного подхода к  повышению надежности со-
стояния паротурбинной установки; 
3. Разработка и исследование мероприятий по повышению надежно-
сти эксплуатации узлов  турбин и вспомогательного оборудования турбоустанов-
ки, ограничивающих ее общую надежность и вызывающих неплановые ремонты. 
4. Разработка на основе единого подхода подсистем (модулей) мони-
торинга для наиболее повреждаемых узлов паротурбинных установок; обобщение 
данных по диагностическим признакам повреждений  узлов  турбин и вспомога-
тельного оборудования турбоустановки и формирование баз знаний дефектов и их 
диагностических признаков.    
5. Исследование процессов, происходящих в системе тепловых рас-
ширений турбин,  оценка эффективности реализации мероприятий по нормализа-
ции тепловых расширений. 
6. Разработка и обоснование стратегий совершенствования ремонта 
для турбин и вспомогательного оборудования турбоустановки, учитывающих 
особенности их эксплуатации и влияние на общую надежность турбоустановки. 
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2. РАЗРАБОТКА КОНЦЕПЦИИ КОМПЛЕКСНОЙ СИСТЕМЫ ПОВЫШЕНИЯ 
НАДЕЖНОСТИ ПАРОТУРБИННОЙ УСТАНОВКИ 
Результаты исследований, представленные в настоящей главе, опубликова-
ны в работах автора [294, 295, 314, 324, 333, 335, 336]. 
2.1. Общие положения концепции 
Известно, что для повышения надежности оборудования ПТУ согласно [11] 
выполняется комплекс работ по ремонту. При этом ко всем видам оборудования 
используется одинаковый подход, который не учитывает специфики конструкции 
и условий работы конкретного оборудования. Изменения в системе ремонтов, 
произошедшие в последние годы (переход от планово-предупредительной систе-
мы ремонтов к ремонту по назначенному ресурсу) также не привели к значитель-
ному улучшению надежности. Неспособность традиционных методик предот-
вращать отказы оборудования привела к необходимости создания новых подхо-
дов в организации ремонтов (ремонт на основе фактического состояния; RCM 
(Reliability Centered Maintenance) – стратегия ремонтов, направленная на обеспе-
чение надежности оборудования). Основные цели RCM – рассмотрение ремонт-
ного цикла производительных затрат предприятия и выбор самой эффективной 
стратегии ремонта для каждой единицы оборудования. Совершенствование си-
стемы ремонтов оборудования паротурбинных установок (переход к RCM), по 
мнению автора, является одним из основных путей  повышения надежности. 
На основе выполненных исследований надежности работы паротурбинных 
установок в процессе эксплуатации и ремонта, а также на основе анализа опыта 
реализации различных мероприятий, направленных на повышение надежности 
оборудования  ПТУ, в соответствии с общими подходами, применяемыми при 
RCM, автором разработана концепция комплексного подхода к повышению 
надежности состояния ПТУ. Основные работы, выполняемые при реализации 
комплексного подхода, представлены на схеме (рис. 2.1). 
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Рис. 2.1. Схема реализации комплексного подхода к повышению надежности оборудования  
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Предложенный автором комплексный подход  включает в себя: 
 сбор данных о повреждаемости оборудования на основе информации, 
получаемой в период эксплуатации и в период ремонта; 
 анализ повреждаемости оборудования: 
- определение деталей и узлов оборудования, лимитирующих его 
надежность; 
- анализ основных факторов, приводящих к повреждаемости этих де-
талей и узлов оборудования; 
- сравнительный анализ конструктивных особенностей этих деталей и 
узлов с конструкцией аналогичных узлов оборудования других ти-
поразмеров, находящихся в эксплуатации; 
- сравнительный анализ конструктивных особенностей этих деталей и 
узлов с современной конструкцией аналогичных узлов оборудова-
ния; 
  разработка методов повышения надежности узлов, регламентирующих 
надежность: 
- анализ возможности применения известных (применяемых на обору-
довании других типоразмеров) конструктивных и технологических 
решений для повышения надежности этих узлов; 
- анализ возможности применения методов и технологий, используе-
мых в других отраслях науки и техники, для устранения аналогич-
ных проблем; 
- разработка новых технических решений, методов и технологий; 
  проведение технико-экономического обоснования планируемых меро-
приятий; 
 определение приоритетных направлений повышения надежности кон-
кретной паротурбинной установки, применительно к ее условиям эксплуатации и 
ремонта;  
 для узлов оборудования ПТУ, имеющих конструктивные дефекты: 
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- опытно-промышленная реализация мероприятий по устранению де-
фекта и причин его возникновения; 
- анализ их эффективности для оборудования конкретного типоразме-
ра и разработка рекомендаций по реализации данного мероприятия 
на аналогичном оборудовании; 
 для узлов оборудования ПТУ, имеющих дефекты, вызываемые физиче-
ским износом или условиями эксплуатации: 
- реализация мониторинга состояния деталей и узлов оборудования, 
регламентирующих его надежность; 
- оценка остаточного ресурса деталей и узлов оборудования, лимити-
рующих его надежность; 
 корректировка системы технического обслуживания и ремонта оборудо-
вания с учетом реализации мероприятии по повышению надежности  узлов, ре-
гламентирующих его надежность, данных систем мониторинга и конкретных 
условий эксплуатации: 
-  выбор стратегий ремонта, соответствующих требованиям к эксплуа-
тации типа оборудования; 
- оптимизация сроков и объемов ремонта для конкретного оборудова-
ния ПТУ. 
Реализация такого подхода позволяет повысить надежность эксплуатации,  
сократить затраты на техническое обслуживание  и ремонт, а также снизить поте-
ри электростанций от недовыработки электо- теплоэнергии и оплаты штрафных 
санкций вследствие неплановых остановов. 
Ниже в настоящей главе более подробно рассмотрены отдельные положе-
ния данной концепции, примеры их реализации представлены в последующих 
главах. 
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2.2. Разработка методики анализа повреждаемости оборудования 
паротурбинной установки 
Как показал анализ, представленный в главе 1 настоящей работы,  система 
сбора и обработки статистических данных по надежности оборудования, дей-
ствующая в настоящее время в Российской энергетике, недостаточно эффективна, 
это подтверждается данными работ [42, 54]. Она (система) основана, прежде все-
го, на анализе отказов оборудования, т.е. учитывает только те повреждения, кото-
рые привели к неплановому останову оборудования. В то же время результаты 
анализа существующей системы показали: 
- значительное количество повреждений, влияющих на надежность обору-
дования ПТУ, устраняется в процессе плановых ремонтов; 
- ряд элементов вспомогательного оборудования ПТУ (насосы, маслоохла-
дители и т.п.) дублированы, поэтому повреждение работающего агрегата 
не вызывает останов основного оборудования, т.к. может быть включен 
резервный агрегат; 
- ряд повреждений вспомогательного оборудования, например, теплооб-
менного, приводит к ухудшению эффективности работы основного обо-
рудования, но не вызывает его останов.  
Информация о таких повреждениях не отражается в актах отказов и, следо-
вательно, не попадает в систему сбора данных. 
Анализ статистических данных по надежности оборудования ПТУ позволя-
ет определить наиболее характерные причины, приводящие к его отказам, вы-
явить критические элементы, лимитирующие надежность ПТУ в целом и   соот-
ветственно требующие совершенствования, наметить пути модернизации суще-
ствующего оборудования и  направления конструкторских работ при разработке 
нового оборудования; эта информация необходима также при создании систем 
мониторинга и диагностики оборудования.  
Известно, что достоверность результатов анализа надежности работы ПТУ 
зависит от полноты и достоверности исходной информации о повреждениях. 
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В рамках настоящего исследования автором разработаны основы комплекс-
ного подхода к сбору и обработке информации по надежности работы оборудова-
ния ПТУ, а также методика определения основных элементов, регламентирующих 
надежность конкретного агрегата на основе статистического анализа данных экс-
плуатации ПТУ.  
В соответствии с предложенным автором подходом анализ надежности 
строится на информации о повреждениях, вызвавших отказы оборудования, по-
вреждениях, выявляемых при выполнении плановых ремонтов оборудования, а 
также на данных о неполадках в работе оборудования, проявлявшихся в процессе 
эксплуатации ПТУ. В качестве исходной информации используются: акты отказов 
оборудования, ремонтная документация, отчетная эксплуатационная документа-
ция, информация, получаемая системами технологического мониторинга, а также 
информация, получаемая методом экспертных оценок от технических специали-
стов, занимающихся эксплуатацией и ремонтом оборудования ПТУ на электро-
станциях. В таблице.2.1. представлены результаты анализа документации. 
Таблица 2.1  
Структура анализа повреждаемости оборудования. 
Анализируемая информация Результат анализа 
Акты отказов 
Наиболее повреждаемые узлы 
Типовые дефекты, приводящие к отказу 
Признаки повреждений 
Ремонтная документация 
Наиболее повреждаемые узлы 
Типовые дефекты, не приводящие к отказу 
Типовой объем работ, выполняемых для 
устранения дефектов 
Скорость развития дефектов 
Эксплуатационная документация 
Изменения технико-экономических показателей 
оборудования 
Оценка качества ремонтных работ 
Определение оптимальных сроков ремонта 
 
Акты отказов содержат следующую информацию, необходимую для анали-
за надежности: сведения об оборудовании (тип, завод-изготовитель, наработка с 
начала эксплуатации, наработка с последнего капитального ремонта), описание 
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параметров эксплуатации  оборудования до начала нарушения, описание   проте-
кания нарушения, описание характера и выявленных причин повреждений, меро-
приятия по предотвращению  подобных нарушений, мероприятия по восстанов-
лению повреждений и время необходимое для восстановления.    
На основе актов отказов определяются наиболее повреждаемые детали (уз-
лы) оборудования, типичные дефекты, вызывающие отказ оборудования, их при-
чины и процессы, сопровождающие возникновение дефекта (диагностические 
признаки). 
В качестве ремонтной документации анализу подвергаются журналы за-
явок, журналы ремонтов (капитальных, средних, текущих и аварийных), перечень 
работ, планируемых во время ремонта, акты дефектации оборудования, акты 
осмотра лопаточного аппарата турбин, акты дефектации  узлов  систем регулиро-
вания и парораспределения,   ведомость выполненных работ по ремонту,  прото-
колы технических решений по выявленным, но не устраненным дефектам и т.д. 
На основе ремонтной документации определяется перечень типовых дефек-
тов, объем и продолжительность работ, выполняемых для их устранения, пере-
чень запасных частей и материалов, которые необходимы для начала ремонта. 
Кроме того, выполняется анализ частоты возникновения и скорости развития де-
фектов, что позволяет оценить их опасность и оптимизировать сроки ремонта. 
 В качестве эксплуатационной документации анализируются  отчетность о 
работе оборудования ТЭС,  в которой содержится информация о показателях 
надежности его работы: 
- ежемесячные и годовые отчеты о тепловой экономичности оборудования 
по форме 15506 (ранее 3-тех); 
- по блочным ТЭС годовые отчеты об использовании  основного  оборудо-
вания  энергоблоков по форме 6-тех (энерго). 
Эти отчеты подготавливаются  станциями согласно [174, 175] и в них отра-
жены данные,  которые могут быть использованы  для расчета показателей 
надежности турбоагрегата: 
- продолжительность работы турбоагрегата под нагрузкой; 
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- время нахождения турбоагрегата в резерве,  включая вращающийся  ре-
зерв без выработки активной мощности (моторный режим); 
- число всех плановых  и  неплановых пусков турбоагрегатов; 
- максимальная продолжительность рабочей компании энергоблока; 
- количество остановов и число часов простоя энергоблока в капитальном, 
среднем и текущих  ремонтах; 
- количество остановов  энергоблока в резерв и  суммарное число часов 
простоя; 
- количество вынужденных остановов и число часов  простоя  энергоблока, 
вызванных дефектами его основного оборудования (котла,  турбины, ге-
нератора, трансформатора), вспомогательного тепломеханического и  
электротехнического оборудования, трубопроводов и арматуры; 
- поврежденный узел с указанием  причины повреждения (дефекты кон-
струкции,  изготовления, монтажа,  ремонта,  эксплуатации). 
Согласно требований [175], к отчету по форме 6-тех (энерго) должна быть 
приложена  пояснительная  записка,  в  которой  дополнительно содержится ин-
формация о причинах каждого останова, его продолжительности, основных  рабо-
тах, выполненных во время проведения капитальных и средних ремонтов. 
На основе эксплуатационной документации определяются показатели 
надежности оборудования, что позволяет оценивать тенденции ухудшения его со-
стояния, планировать сроки проведения ремонтов, классифицировать причины 
вынужденных остановов, а также оценивать влияние выполняемых работ по ре-
монту, модернизации и реконструкции оборудования или его отдельных деталей 
(узлов) на показатели его надежности. 
На основе данных мониторинга технологического состояния выявляется 
нарушение взаимосвязи параметров и их отклонения от величин, заданных в нор-
мативной документации или полученных при проведении испытаний исправного 
оборудования. Наличие таких  отклонений параметров свидетельствует о возник-
новении нарушений (неполадок) в состоянии оборудования. 
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Учитывая тот факт, что в процессе эксплуатации возникают различные  
неполадки в работе оборудования, которые устраняются при текущем техниче-
ском обслуживании, наладочных работах и т.д. и могут не отражаться в докумен-
тах описанных выше, для повышения достоверности анализа автором предложено 
использовать методы экспертных оценок. В качестве экспертов должны высту-
пать различные по своим выполняемым функциям технические специалисты  
(главные инженеры, начальники цехов, инженеры по эксплуатации, прорабы по 
ремонту, мастера), имеющие большой стаж (опыт) работы с анализируемым обо-
рудованием. 
Такой подход дает возможность получения качественных данных по раз-
личным аспектам надежности работы оборудования.  Реализация предложенного 
комплексного подхода по анализу надежности основного и вспомогательного 
оборудования ТЭС была выполнена на 7 электростанциях РФ по 30 ПТУ мощно-
стью от 100 до 300 МВт. 
На основе комплексного подхода к анализу повреждаемости оборудования 
автором разработана методика определения основных элементов, лимитирующих 
надежность конкретного агрегата. Основные положения методики представлены 
ниже. На рис. 2.2 представлены показатели надежности, определяемые на каждом 
шаге анализа, выполняемого согласно предложенной методики. 
Шаг 1 – определение показателей надежности данного оборудования и 
сравнение с аналогичными показателями подобного оборудования. Это позволяет 
определить общий уровень надежности анализируемого оборудования. 
Шаг 2 – анализ распределения повреждаемости всей группы оборудования 
(например, всех турбин) по повреждаемым узлам и деталям. Это позволяет опре-
делить общий уровень надежности отдельных узлов, определяемый условиями их 
работы, уровнем разработок, применяемых при их создании. 
Шаг 3 — анализ распределения повреждаемости данного типа оборудова-
ния (например, турбин типа Т-100/130 ЗАО УТЗ) по повреждаемым узлам и дета-
лям. Это позволяет определить узлы и детали, регламентирующие надежность 
данного типа оборудования. Сравнение полученных при этом шаге данных, с 
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данными, полученными при шаге 2,  позволяет выявить наличие отклонений  в 
надежности узлов данного типа оборудования от общей картины. Результат тако-
го анализа позволяет определить наличие проектных ошибок и технологических 
недоработок при производстве отдельных узлов.  
Рис. 2.2. Структура анализа показателей надежности оборудования ПТУ 
В случае, если конкретный узел (например, проточная часть среднего дав-
ления) у данного типа турбин имеет значительно большую долю отказов, чем у 
Объекты анализа 
Факторы, при-
водящие к поврежде-
ниям узлов и деталей 
Конструктивные 
особенности узлов и 
деталей конкретных 
типов ПТУ 
Поврежденные 
узлы и детали кон-
кретного агрегата 
Поврежденные 
узлы и детали кон-
кретного типа ПТУ 
Поврежденные 
узлы и детали различ-
ных типов ПТУ 
Различные ПТУ 
Причины по-
вреждаемости (ошибки 
при производстве) 
Причины по-
вреждаемости (нара-
ботка, режимы, ошиб-
ки ремонта) 
Причины по-
вреждаемости (ошиб-
ки при монтаже, ре-
монте и эксплуатации) 
Причины повреждае-
мости (проектные ошибки,  
технологические недоработки 
при производстве) отдельных 
узлов 
Общий уровень 
надежности отдель-
ных узлов всех ПТУ 
Уровень надеж-
ности конкретного 
ПТУ 
Результат анализа  
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других турбин, то необходимо выполнение мероприятий заводом изготовителем 
по устранению причин, приводящих к этим отказам у однотипных турбин. 
Шаг 4 – анализ распределения повреждаемости конкретного агрегата. 
Сравнение полученных при этом шаге данных, с данными, полученными при ша-
ге 3,  позволяет выявить наличие дефектов, вызванных ошибками, допущенными 
при монтаже и ремонте, либо неправильными действиями эксплуатационного 
персонала. 
При выполнении анализа должна быть учтена информация о повреждениях, 
вызвавших отказы оборудования, повреждениях, выявляемых при выполнении 
плановых ремонтов оборудования, а также данные о неполадках в работе обору-
дования, проявлявшихся в процессе эксплуатации. 
Шаг 5 —  анализ основных факторов, влияющих на повреждаемость кон-
кретных деталей и узлов оборудования. Обобщение результатов анализа повре-
ждаемости позволяет для часто происходящих дефектов определить условия, при 
которых эти дефекты происходят. Условия могут быть различными: 
- временной фактор (повреждения происходят при определенной наработке 
узла после его замены или ремонта); 
- режимный фактор (повреждения происходят при работе оборудования на 
определенном режиме); 
- человеческий фактор (повреждения происходят после ремонта и т.п.). 
Результаты такого анализа позволяют исключить ряд условий, вызывающих 
повреждение. 
Шаг 6 —  анализ конструктивных особенностей узлов и деталей, имеющих 
низкую надежность у отдельных типоразмеров оборудования. При выявлении 
низкой надежности узлов и деталей конкретного агрегата или типоразмера обору-
дования целесообразно выполнить  сравнительный анализ конструктивных осо-
бенностей этих деталей и узлов с конструкцией аналогичных узлов другого агре-
гата, оборудования других типоразмеров, находящихся в эксплуатации, а также с 
современной конструкцией аналогичных узлов оборудования (конструкцией уз-
лов, выпускаемых заводами в настоящее время). Это позволяет выявить наличие 
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производственных дефектов, допущенных при производстве узла конкретного аг-
регата, а также несовершенство конструкции, вызванное например методами рас-
чета, применяемыми в то время, когда проектировалось данное оборудование.  
2.3. Разработка подхода к выбору методов повышения надежности 
отдельных узлов и деталей ПТУ 
Как показано в работах [36, 59, 132, 135] большинство паротурбинных уста-
новок, которые в настоящее время эксплуатируются на электростанциях, были 
выпущены более 20 лет назад, ряд оборудования производимого в настоящее вре-
мя выпускается по чертежам 20—30 летней давности.  
Сравнение применяемых в этих установках конструктивных решений с кон-
струкциями аналогичных узлов современного оборудования показало значитель-
ные отличия. Так, например, в процессе эксплуатации турбин был накоплен зна-
чительный опыт по совершенствованию режимов эксплуатации, материалов и 
конструкции отдельных узлов, которые нашли применение в конструкциях вновь 
разрабатываемых турбин. Как показывает анализ, выполненный автором,   на тур-
бинах находящихся в эксплуатации эти разработки применялись только в отдель-
ных случаях.  
Для вновь разрабатываемого оборудования ряд узлов (система регулирова-
ния, система парораспределения и др.) выполнены с использованием электриче-
ских элементов и процессорной техники вместо используемых ранее сложных ме-
ханических элементов и гидравлических связей. На турбинах, находящихся в  
эксплуатации,  реконструкция САР с переходом на микропроцессорные системы 
выполнена только на отдельных агрегатах. 
На основе применения компьютерной техники и программ расчетов уточне-
ны и скорректированы расчетные величины (нагрузки на опорно-подвесную си-
стему трубопроводов, силы, действующие на элементы ротора и т.д.). Результаты 
этих расчетов нашли отражения в проектных решениях нового оборудования. 
Оборудование, выпущенное ранее, эксплуатируется в соответствии со старой 
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проектной  и ремонтной документацией, что, как показал анализ, приводит к сни-
жению его надежности и неплановым остановам. 
Устранение дефектов, выявляемых на «старом» оборудовании выполняет-
ся, как правило, традиционными ремонтными методами, которые дают положи-
тельный результат, но не всегда кардинально устраняют причину и как следствие, 
улучшение ситуации носит ограниченный по времени характер. При этом часто 
устраняется следствие, а не причина, так, например, регулярно выполняется заме-
на заклиненных подшипников в механизме парораспределения турбин  Т-100-130 
ЗАО УТЗ, но не устраняется причина заклинивания.  
Анализ повреждаемости и технологий ремонта, применяемых в других от-
раслях техники,  показал, что там имеется ряд схожих с турбоустановками ТЭС 
проблем и дефектов оборудования, для которых разработаны современные мето-
ды (технологии) ремонта. 
При реализации  комплексной системы повышения надежности оборудова-
ния автор считает необходимым выполнить анализ и в ряде случаев эксперимен-
тальную проверку возможности применения на эксплуатируемом оборудовании 
конструктивных и технологических решений, применяемых в оборудовании, про-
изводимом в настоящее время, а также технологий, используемых в других отрас-
лях науки и техники для устранения аналогичных проблем. 
Кроме того, необходимо выполнение сбора данных о методах, реализован-
ных на отдельных агрегатах. В последние два десятилетия на многих агрегатах 
были опробованы предложенные  различными организациями методы устранения 
тех или иных проблем. Как правило, реализация этих методов ограничивалась од-
ним- двумя агрегатами, информация об эффективности этих методов в большин-
стве известна только на той станции, где они апробировались. Необходимо иссле-
довать и обобщить информацию по апробированными методам и их эффективно-
сти и сформулировать рекомендации  для дальнейшей реализации.   
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2.4. Разработка методики определения приоритетных направлений 
повышения надежности 
Повышение надежности оборудования, находящегося в эксплуатации, 
прежде всего, связано с выполнением реконструктивных мероприятий. Т.к. фи-
нансирование этих мероприятий проводится за счет тарифа на тепло- электро-
энергию, то необходимо выполнять технико-экономическое обоснование этих ме-
роприятий. Как правило,  при обосновании делается расчет окупаемости  меро-
приятия за счет снижения количества неплановых остановов, расходов топлива на 
дополнительные пуски, затрат на устранение дефектов и т.д.  При этом не учиты-
вается возможность выполнения каких-либо других мероприятий, повышающих 
надежность оборудования в целом. 
В разработанной автором концепции повышения надежности оборудования 
предлагается определять приоритетность объектов повышения надежности. При-
оритетные направления предлагается определять на основе анализа повреждаемо-
сти узлов и оборудования ПТУ, а в тех случаях, когда у одной и той же установки 
выявлен ряд узлов, лимитирующих надежность, то приоритетность выполнения 
работ по ним должна определяться технико-экономическим анализом.  
С этой целью на основе результатов анализа повреждаемости оборудования, 
описанного выше, определяются: 
- узлы и детали оборудования, лимитирующие его надежность;   
- определяется влияние повреждаемости отдельных узлов и деталей на об-
щую надежность оборудования. 
Выполняется анализ методов, которые могут быть использованы для по-
вышения надежности выявленных узлов. Выполняется априорная оценка величи-
ны повышения надежности узла за счет реализации данного метода. 
Выполняется оценка затрат на выполнение каждого мероприятия. 
На основе полученных данных выполняется анализ для определения прио-
ритетных направлений повышения надежности оборудования, при котором в ка-
честве критерия применяется удельная величина затрат на  повышение общей 
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надежности оборудования.  В зависимости от результатов, ожидаемых от реали-
зации методов повышения надежности, формула оценки удельной величины за-
трат может иметь вид: 
- при уменьшении количества неплановых остановов 
 уд
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 ; (2.1) 
где З  – суммарные затраты на реализацию методов повышения надежности 
критического элемента оборудования; 
∆nнп – ожидаемое снижение количества неплановых остановов ПТУ. 
- при увеличении межремонтного периода   
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где ∆Траб – ожидаемое увеличение времени работы между плановыми ремонтами 
ПТУ. 
Для более точной оценки при определении приоритетных направлений по-
вышения надежности выражение 2.1 может быть преобразовано с учетом величи-
ны потерь, возникающих при неплановых остановах  
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где       Кз – коэффициент затрат на повышение надежности 
П – величина потерь связанных с неплановым остановом, определяемая из 
выражения 
 
пуск рем э тЗ З Э Ц Q Ц         (2.4) 
где Зпуск – затраты на пуск ПТУ, 
Зрем – затраты на неплановый ремонт, 
∆Э – количество недовыработанной электроэнергии из-за простоя ПТУ в 
неплановом ремонте, 
Цэ –  цена 1 кВт электроэнергии, 
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∆Q – количество недовыработанной теплоэнергии из-за простоя ПТУ в не-
плановом ремонте, 
Цт –  цена 1 Гкал теплоэнергии. 
Выражения 2.2 аналогично преобразуется в 2.5 
 з
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где  
э тЭ Ц ЦQ       (2.6) 
При этом в выражении 2.6 ∆Э и ∆Q это количество дополнительно вырабо-
танной энергии, за счет уменьшения времени простоя в ремонте. 
По результатам опытной реализации мероприятий должен выполняться 
анализ фактической эффективности и анализ влияния реализации данного меро-
приятия на общую надежность оборудования ПТУ в целом. 
2.5. Разработка принципиальных положений комплексной 
системы мониторинга состояния паротурбинной установки в 
условиях эксплуатации и ремонта 
Ряд узлов и деталей оборудования паротурбинной установки имеют мень-
ший ресурс, чем назначенный для этого оборудования межремонтный период.  
При этом в процессе эксплуатации вследствие износа деталей наблюдается изме-
нение состояния оборудования, которое проявляется в виде изменения отдельных 
параметров. При своевременном обнаружении изменения соответствующих пара-
метров, возможно выполнение в плановом порядке работ по техническому об-
служиванию или ремонту (замене изношенных деталей) оборудования или его уз-
лов. Это позволяет уменьшить риски неплановых остановов оборудования. Для 
определения момента, когда наступает необходимость выполнения ремонтных 
работ, требуется в процессе эксплуатации оборудования отслеживать изменение 
его состояния.  
Комплексный подход к повышению  надежности, разработанный автором, 
для ряда узлов оборудования, лимитирующих его надежность, в качестве основ-
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ного мероприятия, предусматривает реализацию системы мониторинга состояния 
в процессе эксплуатации. Задача системы  мониторинга, таким образом, заключа-
ется в выявлении аномалий в работе оборудования ПТУ на стадии, когда эти ано-
малии еще не могут дать значительного ущерба.  
В настоящем исследовании разработана  концепция комплексной системы 
мониторинга (КСМ), в которой решаются задачи  отображения  текущих показа-
телей работы оборудования ПТУ и их изменений, оценки текущего состояния, ди-
агностики причин изменения параметров состояния и  прогнозирования дальней-
ших изменений работоспособности оборудования. На основе полученных данных 
разрабатываются эффективные методы восстановления работоспособности обо-
рудования в процессе ремонта. 
Реализация нового подхода к разработке системы мониторинга позволяет 
повысить качество эксплуатации оборудования за счет обоснованного планирова-
ния ремонтного обслуживания с учетом текущего и прогнозируемого состояния 
оборудования. 
В рамках настоящего исследования разработаны принципиальные положе-
ния концепции, структурно-функциональная схема комплексной системы мони-
торинга  состояния основного и вспомогательного оборудования ПТУ и методы 
реализации модулей системы.  
Для повышения достоверности информации о состоянии ПТУ мониторинг 
состояния узлов, лимитирующих ее надежность, строится на единых принципах. 
Для этого создается общая оболочка системы мониторинга, включающая в себя 
единую базу данных, интерфейс связи с АСУ ТП ПТУ (блока), интерфейс для 
ввода информации, полученной во время ремонта оборудования, интерфейс пред-
ставления информации, комплекс методов для обработки собранной информации 
(рис. 2.3). 
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Рис. 2.3. Структурная схема построения комплексной системы мониторинга 
Построение комплексной системы мониторинга состояния оборудования 
энергоблока, по мнению автора, целесообразно проводить на основе комплексно-
го подхода, являющегося частью системного анализа [159], при этом реализуется 
единый подход к разработке системы мониторинга для всех элементов ПТУ, ба-
зирующийся на ряде основных положений (принципов): 
1. Принцип модульности и последовательности реализации. Вначале 
разрабатывается универсальная оболочка. Затем базовое програмное обеспечение, 
реализующее оболочку, насыщается отдельными модулями (задачами). 
Модульность КСМ позволяет разрабатывать модули для различных элементов 
ПТУ в произвольном порядке, а также развивать отдельные модули в процессе их 
эксплуатации. 
2. Максимальная ориентация на существующую в условиях эксплуатации 
ПТУ схему измерений. На многих электростанциях, где оборудование ПТУ экс-
плуатируется  более 20 лет, была проведена замена систем автоматики из-за ее 
старения на современные системы АСУ ТП, в информационной части которых 
осуществляется сбор параметров технологического процесса; этой информации, 
как правило, достаточно и для мониторинга состояния. Наличие АСУ ТП позво-
ляет при разработке системы мониторинга  максимально ориентироваться на 
штатные системы контроля, что позволяет снизить стоимость системы и 
упростить ее реализацию. В модулях системы мониторинга должен осуществ-
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ляться сбор недостающей (как правило, узкоспециализированной) информации и 
далее передача ее в обработанном виде в общую базу данных. 
В ряде случаев система мониторинга может являться составной частью 
действующей на ТЭС АСУТП и реализовываться как одна из ее информационных 
подсистем. 
3. Комплекс задач мониторинга состояния оборудования ПТУ разделяется 
на задачи эксплуатационного и ремонтного мониторинга. Ремонтный мониторинг 
осуществляется на остановленном оборудовании во время проведения ревизий и 
ремонтов (неразрушающий контроль металла, визуальный осмотр узлов, проверка 
боя ротора и зазоров в проточной части). Эксплуатационный мониторинг прово-
дится на работающем оборудовании. 
Задача эксплуатационного мониторинга – контроль технического состояния 
оборудования, выявление  нарушений в его работе   и поиск дефектов (причин 
нарушений) на ранней стадии их проявления, пока они не оказывают заметного 
влияния на работоспособность оборудования. Дополнительными задачами для 
эксплуатационного мониторинга являются определение необходимости выполне-
ния ремонтных работ, планирование сроков ремонта и оценка эффективности ра-
бот, выполненных во время ремонта.   
Задача ремонтного мониторинга – выявление дефектов и мест их 
расположение, фиксация выполненных работ, которые могут влиять на состояние 
оборудования в процессе дальнейшей эксплуатации. Кроме того, по результатам 
ремонтного мониторинга осуществляется уточнение и корректировка работы 
модулей эксплуатационного мониторинга.  
4. В каждом модуле реализуются алгоритмы диагностирования, ориентиро-
ванные на дефекты конкретного оборудования или узла (узла), информация о ко-
торых получена по результатам статистического анализа повреждаемости. 
Для выполнения диагностических функций КСМ использует несколько ме-
тодик, позволяющих оценивать текущее состояние различного оборудования.  
Наиболее простой метод — сравнение текущего измеренного или рас-
считанного параметра с нормативом или «контрольной величиной», полу-
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ченной, например, после проведения ремонтных работ. Эта методика, является 
простейшим вариантом экспертной системы, построенной по типу дерева реше-
ний [177]. Такой подход для ПТУ используется при оценке состояния теплооб-
менных аппаратов, диагностике работы концевых уплотнений, экономичности 
цилиндров и позволяет в ряде случаев определить и причину отклонений. 
Расчетные методики диагностики основаны на использовании математи-
ческих моделей процессов и статистики повреждаемости. Наиболее применимы и 
отработаны  методики расчета термонапряженного состояния высокотемператур-
ных деталей ЦВД турбин и накопления в них малоцикловой усталости [178].  
Данные, полученные в подсистеме диагностики, являются основой для ре-
шения прогнозных задач. Прогнозирование может проводиться различными ме-
тодами: 
- расчетными, как например расчет остаточного ресурса металла трубо-
проводов; 
- оптимизационными – оптимизация сроков чистки конденсаторов и сете-
вых подогревателей [179, 180], оптимизация сроков замены трубных пучков 
теплообменных аппаратов [181,182]; 
- вероятностными, основанными, например, на теории Марковских цепей 
[183], например, в целом для ПТУ как  сложной системы, состоящей из под-
систем и элементов со встроенными функциями контроля. 
5. При создании и развитии модулей комплексной системы мониторинга  
целесообразно определить приоритетность разработки задач для различных эле-
ментов ПТУ, что можно реализовать на основе анализа  статистики повреждаемо-
сти оборудования. 
Для разработки модулей КСМ элементов оборудования ПТУ  в 
соответствии с едиными принципами: 
1. обосновать целесообразность разработки модуля на основе анализа 
статистической информации по отказам элемента оборудования с учетом 
особенностей и методов его ремонта; 
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2. определить основную функцию для элемента (узла) обрудования, т.е  
описать, что этот элемент должен выполнять находясь в исправном состоянии для 
обеспечения надежной эксплуатации вышестоящего звена (например, если 
элемент упорный подшипник турбины, то вышестоящее звено — турбина , если 
элемент – циркуляционный насос, то вышестоящее звено – конденсационная 
установка); 
3. сформулировать параметры качества, характеризующие качество 
выполнения элементом основной функции, например, для насосного 
оборудования параметрами качества будут подача и напор; 
4. определить параметры состояния, т.е. те параметры, которые должны 
контролироваться в модуле мониторинга для оценки состояния оборудования, 
выделяя параметры, определяемые по измеренным параметрам технологического 
процесса и параметрам качества, характеризующим эксплуатационные условия 
функционирования оборудования, а также параметры, определяемые по 
результатам диагностирования элементов оборудования в процессе его ремонтов; 
5. указать условия работоспособности данного элемента и оборудования, 
соответствующие требованиям эксплуатационных инструкций и нормативных 
эксплуатационных документов; 
6. сформулировать отказы  (дефекты в состоянии оборудования), которые 
могут произойти при выходе параметров качества за пределы области условий 
работоспособности; 
7. определить границу работоспособности оборудования, которая 
выражается конкретными значениями параметров качества и при создании 
модуля мониторинга может служить критерием нарушения работоспособности 
оборудования. 
Приближение значений параметров качества к  границе  работоспособности 
показывает необходимость выполнения обоснования проведения ремонта обору-
дования или принятия мер эксплуатационного характера. 
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2.6. Выводы 
1. Разработаны принципиальные положения концепции повышения 
надежности оборудования ПТУ в условиях эксплуатации, включающей в себя 
следующие основные элементы: определение на основе статистического анализа 
повреждаемости приоритетных направлений повышения надежности ПТУ; устра-
нение причин выявленных нарушений с применением современных технологий; 
реализация методик эксплуатационного мониторинга для элементов с низкой 
надежностью. 
2. Разработаны основы комплексного подхода к сбору и обработке 
информации по надежности работы оборудования ПТУ, а также методика опре-
деления основных элементов, лимитирующих надежность конкретного агрегата 
на основе статистического анализа данных эксплуатации ПТУ и анализа основ-
ных факторов, приводящих к повреждаемости этих деталей и узлов оборудования. 
3. Предложено  в качестве критерия при определении приоритетных 
направлений повышения надежности оборудования применять удельную величи-
ну затрат на  повышение общей надежности оборудования. 
4. Обосновано, что при анализе надежности работы ПТУ целесооб-
разно использовать комплекс информации о повреждениях, в т.ч. о повреждениях 
вызвавших отказы оборудования, повреждениях, выявляемых при выполнении 
плановых ремонтов оборудования, а также данные о неполадках в работе обору-
дования, проявлявшихся в процессе эксплуатации.  
5. Показано, что для повышения надежности ряда узлов целесообраз-
но применение эксплуатационного мониторинга. 
6. Разработаны принципиальные положения комплексной системы 
мониторинга состояния основного и вспомогательного оборудования паротур-
бинной установки, позволяющие на основе единых принципов создавать модули  
для различных технологических  элементов и подсистем ПТУ.  
88 
 
 
 
3. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПРИОРИТЕТНЫХ НАПРАВЛЕНИЙ ПОВЫШЕНИЯ НАДЕЖНОСТИ 
РАБОТЫ ТУРБИН И ТУРБИННОГО ОБОРУДОВАНИЯ НА ОСНОВЕ 
СТАТИСТИЧЕСКОГО АНАЛИЗА ДАННЫХ ЭКСПЛУАТАЦИИ ПТУ 
Результаты исследований, представленные в настоящей главе, опубликова-
ны в работах автора [285—289, 291, 292, 299, 300,303, 306, 307, 324, 331, 332, 334, 
337, 342]. 
3.1. Статистический анализ  показателей надежности основного и 
вспомогательного оборудования ТЭС 
В данном разделе представлены результаты исследования, цель которого 
заключается в оценке влияния надежности работы турбин и вспомогательного 
оборудования турбоустановок на показатели надежности энергоблоков в целом. В 
рамках исследования выполнен статистический анализ показателей надежности и 
причин отказов более 300 энергоблоков мощностью 200, 300 и 500 МВт на основе  
обобщения данных [45, 46], а также на основе анализа эксплуатационной  
документации ряда электростанций Урало-Сибирского энергетического региона.  
В соответствии с принятой в  [40, 44, 184, 190] методикой оценки уровня 
качества оборудования электростанций, в рамках настоящей работы для анализа 
надежности использованы следующие показатели: коэффициент готовности, 
наработка на отказ, среднее время восстановления, коэффициент неплановых 
простоев.  
Анализ показателей надежности проводился за 20 летний период с 1981 по 
2000 год, этот период захватывает  все стадии работы энергоблоков: период при-
работки после ввода в эксплуатацию, период нормальной эксплуатации и работу 
после выработки паркового ресурса оборудования. 
На рис. 3.1—3.3 в качестве примеров показаны изменения ряда показате-
лей надежности турбин (К-200-130 ЛМЗ более 150 шт., К-300-240 ХТЗ более 70 
шт., К-300-240 ЛМЗ более 80 шт., К-500-240 ХТЗ -10 турбин), работающих в со-
ставе энергоблоков, и энергоблоков в целом за весь период исследования. 
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Рис. 3.1. Изменение коэффициента готовности блоков  и турбин мощностью 300 МВт 
Результаты выполненного анализ показали, что турбины всех 
типоразмеров, работающие в составе энергоблоков, имеют более высокие 
показатели надежности, чем блоки в целом, при этом изменение этих показателей 
оказывает существенное влияние на изменение показателей всего блока.  
 
Рис. 3.2. Изменение коэффициента неплановых простоев блоков  и турбин мощностью 500 МВт  
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Рис. 3.3. Изменение среднего времени восстановления блоков  и турбин мощностью 200 МВт 
Сопоставление показателей надежности оборудования, работающего на 
электростанциях Урало-Сибирского энергетического региона (ранее ОАО 
«Свердловэнерго»), со средними показателями аналогичного оборудования по 
РАО "ЕЭС России" за соответствующий период времени  показало, что 
оборудование, работающее на электростанциях ОАО «Свердловэнерго», в 
основном, имело более высокие показатели. При этом, сравнение результатов, 
полученных при анализе всех энергоблоков одной мощности, с результатами, 
полученными при анализе показателей таких же энергоблоков, работающих на 
одной из электростанций ОАО «Свердловэнерго», показывает хорошую 
сходимость (коэффициент корреляции 0,77—0,86). На рис. 3.4 в качестве примера 
представлено изменение коэффициента неплановых простоев блоков  и турбин 
мощностью 500 МВт Рефтинской ГРЭС и всех блоков такой же мощности. Это, 
по нашему мнению, позволяет с высокой степенью достоверности результаты, 
полученные при анализе надежности оборудования электростанций ОАО 
«Свердловэнерго», распространять на однотипное оборудование, работающее на  
других ТЭС России. 
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Рис. 3.4. Изменение коэффициента неплановых простоев блоков  и турбин мощностью 500 МВт  
Результаты анализа причин отказов энергоблоков, выполненного на основе 
обобщения данных [45] более чем по 300 блокам мощностью от 200 до 800 МВт, 
показали, что наибольшее количество отказов традиционно приходится на 
котельное оборудование (табл.3.1) 
Таблица 3.1 
Распределение отказов энергоблоков в связи с отказами различного оборудования 
за период 1984 по 2000 г., % 
Котел 
Вспомогательное 
котельное 
оборудование 
Турбина 
Вспомогательное 
турбинное 
оборудование 
Электро-
техническое 
оборудование 
блока 
Трубо-
проводы 
Арматура 
40,2 2,1 16,0 8,6 22,9 2,1 8,1 
 
Значительное количество отказов энергоблоков связано также с отказами 
турбин и вспомогательного оборудования паротурбинных установок.  
Аналогичные данные получены при анализе причин отказов энергоблоков 
ОАО «Свердловэнерго». На рис. 3.5 представлены сводные данные причин отка-
зов основных элементов оборудования энергоблоков мощностью 200—500 МВт. 
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Рис. 3.5. Основные причины отказов (неплановых остановов) энергоблоков 
мощностью 200—500МВт 
Основными причинами отказов энергоблоков 500 МВт Рефтинской ГРЭС 
являются: дефекты котлов; несовершенство автоматики и КИП, а также дефекты 
арматуры. При этом следует подчеркнуть, что остановы из-за дефектов котла свя-
заны с длительным суммарным промежутком времени, требуемым для его вос-
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становления (до 2906 ч. в год). Меньше всего отказов  происходит из-за непола-
док вспомогательного оборудования. 
Основная причина неплановых остановов энергоблоков 300 МВт Рефтин-
ской ГРЭС — отказы из-за дефектов арматуры и отклонений показателей техно-
логических процессов (давление, температура и т.д.), что приводит к срабатыва-
ниям защит, в том числе ложным. Большое количество остановов (до 14 в год) 
вызвано отказами турбин. 
Неплановые остановы энергоблоков 300 МВт Среднеуральской ГРЭС про-
исходят в основном из-за отказа турбин. Необходимо отметить, что блоки Сред-
неуральской ГРЭС имеют газо-мазутные котлы, что определяет малое по сравне-
нию с пылеугольными котлами  Рефтинской ГРЭС количество остановов блока 
из-за дефектов котла. 
Неплановые остановы энергоблоков 200 МВт (с пылеугольными котлами 
ПК-33) Верхнетагильской ГРЭС вызваны в основном отказами котлов (до 20 в 
год). Количество остановов из-за отказов турбин незначительно. Вспомогательное 
оборудование работает надежно. 
Приведенные выше результаты позволяют определить для каждого типа 
энергоблоков наиболее критичное оборудование, отказы которого оказывают ос-
новное влияние на надежность блока в целом. Несмотря на то, что у большинства 
проанализированных блоков доля остановов из-за отказов турбин не является 
определяющей, тем не менее, она достаточно значительна  и в отдельные годы со-
ставляла для блоков 300 МВт Рефтинской ГРЭС более 40 %, всех остановов, а для 
блоков 200 МВт Верхнетагильской ГРЭС более 25 %. 
3.2. Статистический анализ повреждений турбин и турбинного 
оборудования в условиях эксплуатации 
Анализ выполнен на основе данных официальной отчётной документации 
по отказам оборудования [45, 46]. 
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В [45, 46] представлены данные по всем турбинам мощностью от 100 до 800 
МВт, работающим в составе энергоблоков и  на ТЭС с поперечными связями до 
1992 года по всем ТЭС СССР, а с 1992г по ТЭС  России.  
Анализировались данные по отказам турбоустановок со следующими типа-
ми турбин (табл. 3.2). 
Таблица 3.2  
Типы и количество анализируемых турбоустановок 
Турбоустановка с 
турбинами типа 
Количество 
турбоустановок 
Т-180-130 ЛМЗ 8-17 
К-200-130 ЛМЗ    73-163 
К-300-240 ЛМЗ 53-89 
К-500-240 ЛМЗ 5-6 
К-800-240 ЛМЗ 12-19 
К-150-130 ХТЗ 32-84 
К-300-240 ХТЗ 25-76 
К-500-240 ХТЗ 6-10 
Т-250-240 ТМЗ 22-29 
Т-175-130 ТМЗ 15 
Т-100-130 ТМЗ 161-190 
Р-100-130 ТМЗ 19-22 
ПТ-135-130 ТМЗ 27-31 
К-100-90 ЛМЗ 51-95 
В Приложениях 1,2 представлено обобщение данных[45, 46] по отказам 
турбин различных типоразмеров, которое использовалось в качестве исходной 
информации при исследовании. 
Анализ выполнялся по основным узлам турбин: проточная часть,  подшип-
ники,  системы регулирования и парораспределения,  маслосистема. Выполнялась 
оценка по двум показателям:  удельное число отказов узла на одну турбину дан-
ного типа в год и среднее время восстановления из-за повреждения этого узла. 
Оценка удельного числа отказов выполнялась по формуле 
 ii
n
N
  ,  (3.1) 
где ni — количество неплановых остановов  турбины из-за отказа i-го узла в год; 
N  — количество турбин данного типа, анализируемых в конкретном году. 
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Оценка времени восстановления турбины после отказа рассчитывалось по 
формуле 
 i
i
i
t
T
n

 , (3.2) 
где 
it  — суммарное время восстановления турбины из-за отказа i-го узла в 
год, ч. 
Для каждого показателя оценивался его вес в конкретном году, пропорцио-
нальный доле количества турбин, анализируемых в этом году от суммарного ко-
личества турбин в выборке; оценка выполнялась  по формуле 
 
1
j
j k
j
i
N
N

 

, (3.3) 
где Nj — количество турбин, анализируемых в j-ом году; 
k — количество лет наблюдений (размер массива исходных данных). 
Количество анализируемых турбин в разные годы  было различное, что свя-
зано с вводом в эксплуатацию новых турбоустановок. Кроме того, как было ска-
зано выше,  с 1992 года в [45, 46] содержатся данные только по оборудованию, 
работающему на ТЭС России, что привело к значительному изменению количе-
ства анализируемых турбин, например турбин К-200-130 ЛМЗ анализировалось в 
1991г – 163 ед., а в 1992 – 73ед; К-300-240 ХТЗ в 1991г – 76 ед., а в 1992 – 26 ед. 
Для возможности дальнейшего использования данных по отказам турбин 
при анализе причин этих отказов была выполнена  проверка статистической од-
нородности массивов исходных данных (до 1991 г. и после) по критерию и Ман-
на-Уитни [205, 280].  Такая проверка показала, что  у 75 % турбин массивы дан-
ных по показателям до 1991 г. и после однородны. Результаты анализа показали, 
что  математическое ожидание удельного числа отказов всех узлов турбин после 
1991 г. стало ниже, чем до 1991 г., т.е. повреждаемость узлов турбин после 1991г. 
снизилась. Это может, по нашему мнению, быть обусловлено несколькими факто-
рами: 
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- до 1991г. осуществлялся ввод новых турбин, у которых в первые годы по-
сле монтажа проявлялось большое количество дефектов,  
- после 1992г. уменьшилась величина ежегодной наработки турбин (увели-
чилось время плановых простоев), 
- качество ремонта оборудования в республиках СССР было ниже, чем в 
России, 
- не вся информация о повреждениях стала попадать в официальные отчеты.  
Для проведения количественной оценки показателей надежности  строились 
функции плотности распределений, для чего  применялся метод ядерной оценки 
плотности распределения [184,185], который дает хорошие результаты при малом 
размере  выборке (n < 30). Малый размер выборки не позволил использовать  па-
раметрические методы оценки параметров распределений.  
Ниже рассмотрена методика ядерной оценки плотности распределения [184, 
185, 186, 261].   
Предположим, что для анализа имеется  выборка х1,х2…хn. Строится гисто-
грамма оценки функции распределения этой выборки. Эту оценку можно записать 
в виде 
        
1 1
1 1n n
n i i i
i i
F X P X x I X x H X
n n 
      , (3.4) 
где I(Xi ≤ x) — индикаторная функция;  I(Xi ≤ x) =1, если Xi ≤ x, I(Xi ≤ x) =0, если Xi 
> x;  
Н(Xi) — функция Хевисайта;  Н(Xi) = 1, если  Xi ≤ x и Н(Xi) = 0, если Xi > x.  
На основе выражения (3.4) определяется функция плотности распределения 
как производная от функции Fn(X) 
      
1
1 n
n i
i
d
f x F x X
dx n 
   , (3.5) 
где δ(Хi) — дельта-функция Дирака [185], равная 
  
 при ;
0 при 
i
i
i
x X
X
x X
 
  

. (3.6) 
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Функция (Xi) обладает следующими свойствами: 
 
 
     
1x dx
x u f u du f x





  


  




. (3.7) 
В выражении (3.5) бесконечную дельта-функцию δ(Хi) можно заменить дру-
гой функцией — g (ядром), определенной на конечном интервале от –h до +h, и 
такой, что ( ) 1g x dx


   → ( ) 1
h
h
g x dx

  . Если в  качестве такой оценки принять 
функцию Гаусса G(z) [186, 187], то  выражение (3.5) можно записать в виде 
  
2
1 1
1 1
exp
2 2
n n
i i
n
i i
x X x X
f x G
nh h nh h 
    
      
       
  . (3.8) 
Учитывая, что при обработке исходных данных [45,46] для каждого анали-
зируемого показателя в конкретном году вводился его вес, определяемый по вы-
ражению (3.3), то выражение (3.8) с учетом (3.3), принимает вид 
  
2
1
1
exp
2 2
k
i
k i
i
x X
f x
h h
  
    
     
 . (3.9) 
Качество восстановленной с помощью ядерного оценивания функции плот-
ности распределения зависит от величины параметра сглаживания h, который яв-
ляется основным управляющим параметром, влияющим на вид оценок плотности 
распределения и на их точность [188]. 
Так как оценка дисперсии выборки обратно пропорциональна параметру 
h => D ~ 1/h, а математическое ожидание отклонения оценки от выборочной 
плотности распределения пропорционально параметру 
h => M[f(x) – fn(x)] ~ h, то существует оптимум значения параметра сглаживания. 
Для определения оптимального значения параметра  h был использован ме-
тод, основанный на вычислении функции правдоподобия [185]. На первом шаге 
выбирается произвольное значение h1. Из выборки Х1,Х2…Хn исключаем Х1 и на 
оставшихся значениях строится плотность  1 1 1,nf h x , по которой вычисляется 
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 1 1 1 1 ,nf h X . На втором шаге исключается значение Х2, строится  
2
1 1,nf h x , по кото-
рой вычисляется плотность  2 1 1 2,nf h X . Данная процедура повторяется n раз для 
значений Х1…Хn. На основании вычисленных значений оценок плотностей в точ-
ках выборки строится функция правдоподобия 
    1 1 1
1
, ln ,
n
i
i n i
i
L h X f h X

    . (3.10) 
Далее устанавливается значение параметра сглаживания h1 равное h2, и по-
вторяется вышеописанная процедура. Затем вычисляется следующая функция 
правдоподобия 
   2 1 2
1
, ln ,
n
i
i n i
i
L h X f h X

    . 
Оптимальное значение параметра h получается как результат решения вы-
ражения [188] 
   arg max ,
j
опт j
h
h L h X   
. (3.11) 
По описанному алгоритму в среде Maple 8.0 была разработана программа, 
которая использовалась для обработки данных [261]. 
Анализ показателей надежности выполнялся по всем турбинам в целом и 
отдельно каждому типу турбины. 
На рис. 3.6, в качестве примера представлена ретроспектива изменения 
удельного количества отказов некоторых узлов. 
Как следует из представленных на рисунке данных, после 1992г по всем уз-
лам наблюдается ежегодное изменение количества дефектов; при этом количество 
дефектов увеличивается и уменьшается без явной закономерности. 
Для всех типов турбин выполнен расчет математического ожидания  воз-
никновения дефекта в каждом узле, определяемого по формуле  
 𝑀𝜔 = ∑ 𝜔𝑖 𝜈𝑖      (3.12) 
и математического ожидания продолжительности восстановительных работ, 
определяемого по формуле  
 𝑀Т = ∑ Т𝑖 𝜈𝑖   .  (3.13) 
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Рис. 3.6. Удельное количество отказов: а – системы парораспределения; б – системы регулиро-
вания; в – подшипников 
Для оценки разброса значений параметров выполнены расчеты среднеквад-
ратичных отклонений параметров: 
для вероятности возникновения дефекта 
 𝜎𝜔 = √∑(𝜔𝑖 − 𝑀𝜔)2𝜈𝑖    (3.14) 
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для вероятности продолжительности восстановительных работ  
 𝜎т = √∑(Т𝑖 − 𝑀т)2𝜈𝑖   (3.15) 
Кроме того, для оценки характеристики распределения повреждений и рас-
пределения времени восстановления  каждого узла определялись коэффициенты 
вариации 
 КВ𝜔 =
σ𝜔
М𝜔
 (3.16) 
 КВт =
𝜎т
Мт
  (3.17) 
Результаты расчетов показателей по турбинам различных типов представ-
лены в Приложении 3. 
На рис. 3.7 и 3.8  в качестве примера представлены функции плотности рас-
пределения для показателей интенсивности повреждений и времени восстановле-
ния систем парораспределения, систем регулирования и подшипников турбин К-
300-240 ХТЗ. 
Из рисунков видно, что система парораспределения имеет бимодальную 
форму функции плотности распределения для показателей интенсивности повре-
ждений, а функция плотности распределения системы регулирования имеет 3 мо-
ды, что говорит о наличии нескольких характерных периодов эксплуатации с раз-
ной интенсивностью повреждений узла (по нашему мнению, это связано с выпол-
нением работ по повышению надежности в соответствии с указаниями завода-
изготовителя). У опорных подшипников турбины наблюдается одномодальная 
форма функции плотности распределения. При этом интенсивность повреждений 
подшипников и систем парораспределения имеет меньшую по сравнению с си-
стемой регулирования величину ω, что хорошо согласуется с данными анкетиро-
вания и анализа распределения повреждаемости узлов турбин. 
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Рис. 3.7. Плотность распределения интенсивности повреждений узлов турбин К-300-240 ХТЗ: а 
– системы парораспределения, б – системы регулирования, в – подшипников 
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Рис. 3.8. Плотность распределения времени восстановления узлов турбин К-300-240 ХТЗ:  
а – системы парораспределения; б – системы регулирования; в – подшипников  
Анализ функций плотности распределения времени восстановления этих 
узлов показывает, что они имеют по одной моде, при этом наименьшая величина 
Т характерна для системы регулирования (соответствует продолжительности ре-
монта 20 ч), а наибольшая величина (соответствует продолжительности ремонта 
65 ч) характерна для подшипников турбины. При этом пологий характер функции 
плотности распределения времени восстановления подшипников показывает, что 
продолжительность времени восстановления может варьироваться в достаточно 
широком диапазоне, в то время как диапазон изменения времени восстановления 
систем регулирования достаточно узок. 
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На рис. 3.9 для сравнения надежности представлены, в качестве примера, 
распределения интенсивности повреждений проточной части турбин разных заво-
дов изготовителей. Анализ этих данных показывает, что для турбин ЛМЗ и ХТЗ 
наиболее часто интенсивность отказов соответствует ω ≈ 0,08, а интенсивность 
отказов турбин УТЗ характеризуется в основном двумя величинами, определяе-
мыми различными группами причин.  
 
Рис. 3.9. Плотность распределения интенсивности повреждений проточной части турбин:   
а – К-300-240 ЛМЗ; б – К-300-240 ХТЗ; в – Т-250/300-240 УТЗ  
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Приведенные данные дают возможность оценивать показатели надежности 
паровых турбин по количественным характеристикам. 
3.2.1. Анализ причин отказов турбин 
В рамках выполненного исследования проанализированы причины отказов 
турбин и турбинного оборудования более чем по 800 паротурбинным  установкам 
мощностью 100— 800 МВт разных типов и разных заводов-изготовителей.  Ана-
лиз отказов выполнен более чем за  25  летний период по данным автора,  а также 
на основе обобщения этих данных с результатами работ  [45, 46]. Для выполнения 
анализа в основу классификации всех отказов турбоустановок в соответствии с их 
причинами выделены следующие группы узлов ПТУ: 
- проточная часть; 
- система парораспределения; 
- система регулирования; 
- подшипники; 
- маслосистема; 
- трубопроводы и арматура; 
- прочие элементы. 
Расчеты и  анализ проводились для выборок по каждому типу турбин, пред-
ставленных в таблице 3.2,  раздельно.  Необходимо отметить, что среди однотип-
ных турбин, входящих в одну анализируемую группу, имелись турбины разных 
модификаций с различной  наработкой;  кроме того,  они  отличались друг от дру-
га качеством ремонта и условиями эксплуатации (износ оборудования,  количе-
ство пусков, качество используемой воды  и  др.).  В  связи с этим результаты ис-
следования позволяют сделать только качественную оценку надежности узлов 
ПТУ. 
При проведении анализа использована следующая методика: распределе-
ние отказов по системам (узлам) поврежденного оборудования определялось как 
доля от общего числа отказов данного типа турбин. Распределение времени вос-
105 
 
 
 
становления систем (узлов) после повреждения рассчитывалось как доля времени 
от общего времени восстановления всех повреждений данного типа турбин. 
Результаты выполненного исследования показали, что доля отказов и доля 
времени восстановления из-за повреждений элементов каждой группы  практиче-
ски  для  всех типов турбин,  представленных в таблице 3.2,  имеют близкие зна-
чения.  Это, по мнению автора, объясняется условиями работы узлов турбины, а 
также тем, что в современных турбинах различных типоразмеров и заводов-
изготовителей применяются схожие технические решения, обладающие одинако-
выми конструктивными недостатками.   
На рис. 3.10 представлены данные по распределению  отказов  и времени 
восстановления различных узлов турбин,  усредненные по всем типам анализиру-
емого оборудования.  Полученные результаты хорошо согласуются с данными, 
представленными в табл. 1.1. (показаны на рис. 3.6 черной линией). Диапазон зна-
чений повреждаемости узла, по-видимому, объясняется недостаточной конструк-
тивной проработкой и технологией изготовления у разных типов турбин. Опреде-
ление для каждого узла диапазона возможных значений повреждаемости, а не 
средних значений как в [57] позволяет с большей достоверностью выявлять кри-
тические узлы у конкретных типов турбин.  
Результаты анализа показали, что у большинства турбин наибольшее чис-
ло отказов вызвано  повреждениями систем регулирования и повреждениями 
подшипников. 
Для  отдельных типов турбин возможны отклонения от полученной общей 
картины.  Например, для турбин Т-175/180-130 и ПТ-135/140-130 ЗАО «УТЗ» 
наиболее характерны повреждения проточной части — более 40%  общего числа 
отказов (трещины в   дисках,  поломка   лопаток,    повреждения    бандажных   
связей),  а для  турбины  Т-100/110-130 ЗАО «УТЗ» — повреждения системы па-
рораспределения — 20,6%  отказов (обрыв  штоков  клапанов,  их  изгиб,  трещи-
ны   в  корпусах клапанов,  повреждения сопловых коробок клапанов,  дефекты  
кулачкового  распределительного   устройства). На рис. 3.11 в качестве примера 
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представлены результаты анализа причин отказов теплофикационных турбин 
производства ЗАО «УТЗ» 
 
а 
 
б 
Рис. 3.10. Распределение отказов и времени восстановления турбин по причинам: 1 — повре-
ждения проточной части;  2 — повреждения систем парораспределения; 3 — повреждения си-
стем регулирования; 4 — повреждения подшипников; 5 — повреждения маслосистем; 6 — по-
вреждения трубопроводов и арматуры; 7 — прочее 
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Рис. 3.11. Распределение отказов теплофикационных турбин по основным системам и узлам 
(деталям), % 
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Отклонения повреждаемости узлов отдельных типов турбин от полученно-
го общего распределения показывает необходимость тщательного анализа причин 
этих отклонений и реализации для этих турбин по результатам анализа комплекса 
эксплуатационных и реконструктивных мероприятий.  
Для получения более полной информации были использованы экспертные 
методы оценки. Конкретной задачей намеченной экспертизы являлось получение 
качественных данных по надежности работы оборудования на электростанциях. 
Исходя из целей исследования и реальных возможностей экспертизы, были вы-
браны методы открытого и заочного анкетирования с последующими личными 
"интервью" с "разноплановыми" экспертами. Для проведения анкетирования были 
разработаны Опросные листы (Приложение 4). Ниже приводятся результаты ана-
лиза данных по повреждаемости турбин, полученные от 27 экспертов на 15 элек-
тростанциях РФ. 
Основным источником информации при заполнении листов служил произ-
водственный опыт экспертов. Причинами разброса оценок экспертов (кроме несо-
вершенства исходной информации) могут быть как объективные (различный тип 
оборудования, различные сроки его службы, уровень организации ремонтных ра-
бот, условия эксплуатации), так и субъективные (некорректная постановка вопро-
са, недостаточно ответственное заполнение анкет и др.). 
Проведенный анализ достаточности объема информации показал, что 
имеющихся данных достаточно только для расчетов без деления по типам обору-
дования. Дифференцированный расчет по типам оборудования требует дополни-
тельных данных. 
Результаты качественного анализа исследуемой группы основного обору-
дования в оценке экспертов позволили сделать следующие выводы. Основными 
причинами неплановых остановов оборудования большинство экспертов назвали 
дефекты арматуры и трубопроводов, такие как неплотность арматуры и плохая 
набивка сальников, повреждения (свищи) паропроводов и дренажей. Достаточно 
большое число неплановых остановов по оценкам экспертов происходит из-за де-
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фектов систем парораспределения и регулирования: износ золотников, подшип-
ников вала сервомотора регулирующих клапанов, бронзовых втулок сервомото-
ров; заедание и обрыв штоков регулирующих и стопорных клапанов; выпрессовка 
седел стопорных клапанов; увеличение зазоров по сочленениям; повреждения ре-
гулятора скорости. 
Одной из причин, вызывающей большое количество неплановых остано-
вов, эксперты считают повышенные протечки масла через уплотнения, протечки 
по разъемам подшипников, через уплотнительные втулки и в системе подачи мас-
ла к уплотнениям вала генератора. 
Эксперты также отметили наличие при пуске-останове турбин проблем, вы-
званных  недостаточным тепловым расширением цилиндров. 
Кроме указанных выше работ в процессе исследования выполнен анализ 
наиболее часто встречающихся повреждений турбин, их причин, а также тех из-
менений в состоянии оборудования, которые наблюдались при этих повреждени-
ях.  При анализе, прежде всего, рассматривались причины дефектов, приводящие 
к отказу отдельных узлов (деталей) и турбоустановки в целом. Оценивалась ре-
монтопригодность деталей с позиции времени, требующегося  для их восстанов-
ления после отказа; это, по нашему  мнению, свидетельствует об  удобстве их ре-
монта. При этом учитывалось, что наличие большого количества отказов, проис-
ходящих из-за низкого качества  ремонтных работ, может также свидетельство-
вать о недостаточной ремонтопригодности отдельных узлов (деталей). В качестве 
источников информации использовались  акты отказов, заполненных на ТЭС, 
эксплуатационная документация, а также опросные листы (метод экспертных 
оценок). 
Имеющийся объем информации не позволил установить однозначную 
связь между дефектами и их диагностическими признаками, а дал только каче-
ственную картину. 
Ниже представлены основные результаты анализа по группам узлов в со-
ответствии с ранее предложенной классификацией. 
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Проточные части турбин. При анализе повреждений этих узлов отдельно 
рассматривались следующие детали: вал ротора, муфты, диски, уплотнения, рабо-
чие лопатки. Распределение отказов этих элементов представлено на рис. 3.12.  
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Рис. 3.12. Повреждаемые детали ротора: 1 – рабочие лопатки турбин; 2 – вал ротора; 3 – муфта; 
4 – концевые уплотнения;  5 – диафрагменные и надбандажные уплотнения; 6 – бандаж; 7 – 
диск 
Наибольшее число повреждений приходится на долю рабочих лопаток 
турбин (46,8  %). Повреждаемость вала ротора составляет 17 %; при этом 75 % 
повреждений вала ротора — это прогиб вала, который обычно сопровождался за-
деваниями в проточной части и повреждением гребней концевых уплотнений. 
Наиболее частыми причинами прогиба ротора в анализируемых отказах были за-
девания ротора о неподвижные части вследствие коробления цилиндра при попа-
дании влаги, значительных расцентровок, малых зазоров в уплотнениях, повы-
шенного уровня вибрации; в 30 % случаев причина прогиба вала — заброс воды в 
проточную часть турбин. Кроме того, как показал анализ актов отказов, характер-
ным повреждением валов является образование в них трещин со стороны осевого 
канала, что, как правило, определяется усталостью металла.  
Большинство (до 64 %) повреждений рабочих лопаток турбин, распределе-
ние которых представлено на рис. 3.13, а, связано с обрывом пера лопатки в при-
корневой зоне и в сечениях отверстий под демпферную проволоку. В ряде случа-
ев обнаружены трещины в лопатках (12  % общего числа повреждений лопаток) и 
повышенный эрозионный износ лопаток (8 % повреждений лопаток).  
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Рис. 3.13. Повреждения рабочих лопаток турбин 
а –распределение повреждений рабочих лопаток (1 – обрыв рабочих лопаток; 2 – трещины в лопатках; 3 – эрозийный износ лопаток; 4 
– повреждения бандажа; 5 – подрезка шипов рабочих лопаток; 6 – разрушение демпферной проволоки);   б – признаки наблюдаемые 
при повреждении рабочих лопаток (1 –  нарушение нормального вибросостояния; 2 – шум в проточной части; 3 – сокращение времени 
выбега ротора; 4 – увеличение жесткости конденсата вследствии повреждения трубок конденсатора оторвавшимися рабочими лопат-
ками или их частями); в – распределение причин повреждений рабочих лопаток (1 – исчерпание запасов прочности и усталость метал-
ла; 2 – эрозийный износ; 3 – коррозионный износ;   4 – прочее) 
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Повреждения лопаток практически всегда сопровождались замет-
ными изменениями в состоянии турбины (рис. 3.13, б). В большинстве 
случаев (62 %) происходило изменение вибрационного состояния турбины. 
Кроме того, 14 % случаев повреждения рабочих лопаток сопровождались 
шумом в проточной части. Еще одним распространенным признаком (до 
10 % случаев) является увеличение жесткости конденсата. В 14 % случаев 
останова турбин с поврежденными рабочими лопатками наблюдалось со-
кращение времени выбега ротора. Во многих случаях эти признаки наблю-
дались одновременно в различных сочетаниях. Результаты выполненного 
исследования показали, что большинство дефектов рабочих лопаток (рис. 
3.13,в) связано с исчерпанием запасов прочности и усталостью металла 
(50 % повреждений). Второй основной причиной дефектов является эрози-
онный износ входных и выходных кромок (25 % повреждений). 
Система парораспределения. При анализе повреждений этого узла 
отдельно рассматривались следующие детали: стопорные клапана, регули-
рующие клапана, механизмы парораспределения. Распределение отказов 
этих элементов представлено на рис. 3.14. 
 
Рис. 3.14. Распределение повреждений элементов парораспределения:   1 — поврежде-
ния стопорных клапанов; 2 — повреждения регулирующих клапанов; 3 — повреждения 
в механизме парораспределения 
Наибольшее число повреждений (44 %) происходило у регулирую-
щих клапанов. При этом значительное число этих повреждений связано с 
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обрывами штоков, повреждениями резьбовых соединений штока с другими 
элементами и задирами на штоках (рис. 3.15). Наиболее частыми причина-
ми повреждений были механический износ из-за длительной эксплуатации 
(36 %), низкое качество ремонта (12 %), отложения солей (8 %). 
 
Рис. 3.15. Распределение повреждений регулирующих клапанов:  1 — обрыв штока; 2 
— задиры на штоке; 3 — поломки поршневых колец; 4 — износ колонки клапана; 5 — 
износ втулки (буксы) клапана; 6 — выпресовка седла;  7 — попадание посторонних 
предметов под седло; 8 — повреждение резьбового соединения; 9 — прочее 
Значительное число повреждений происходит в механизме паро-
распределения (38 % всех отказов, вызываемых системой парораспределе-
ния). Большинство (68 %) этих повреждений происходит из-за заклинива-
ния опорных подшипников кулачкового распределительного вала и, как 
следствие, разрушения сепаратора подшипника. 
Система регулирования. Анализ  повреждаемости показал, что 
практически все элементы (узлы) системы регулирования имеют значи-
тельное количество повреждений (рис. 3.16).   
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Рис. 3.16. Распределение повреждений элементов систем регулирования: 1 — автомат 
безопасности; 2 — регулятор скорости; 3 — регулятор  давления; 4 — сервомотор; 5 — 
механизм управления турбиной; 6 — маслонасосы; 7 — трубопроводы САР; 8 — про-
чее 
Дефекты  в системе регулирования ПТУ сопровождаются заметны-
ми изменениями в состоянии турбоагрегата. Наиболее характерными при-
знаками являются самопроизвольное изменение нагрузки и самопроиз-
вольное закрытие стопорных и регулирующих клапанов (рис. 3.17). При 
этом в 29 % случаев происходило закрытие стопорных клапанов, что при-
водило к останову турбины. 
Наибольшее количество повреждений систем регулирования, как 
видно из  рис. 3.16, приходится на регулятор скорости, дефекты которого в 
основном представляют собой: разрушение пружины (ленты) — 43 %, за-
едание золотников — 14 %, механический износ и поломка элементов ре-
гулятора скорости —14 %. 
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Рис. 3.17. Распределение признаков, проявляющихся при  повреждениях элементов си-
стемы регулирования турбины: 1 — самопроизвольное снижение нагрузки турбины; 2 
— самопроизвольное повышение нагрузки турбины; 3 — самопроизвольное закрытие 
стопорного клапана; 4 — самопроизвольное закрытие регулирующих клапанов; 5 — 
прочее 
Одними из основных причин повреждения элементов системы ре-
гулирования турбины, распределение которых представлено на рис. 3.18, 
является  механический износ деталей (33%) вследствие длительной экс-
плуатации турбин и плохое качество  масла (17%). 
Подшипники. Анализ причин и характера повреждаемости под-
шипников проводился отдельно для опорных подшипников, упорных и 
упорно-опорных подшипников, а также уплотняющих подшипников гене-
ратора. При этом повреждения опорных подшипников составляли 42 % от 
общего числа повреждений подшипников, а повреждения упорных (упор-
но-опорных) — 45 %. 
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Рис. 3.18. Распределение причин повреждений элементов системы регулирования тур-
бины: 1 — механический износ деталей; 2 — механические примеси в масле и попада-
ние посторонних предметов; 3 — низкое качество изготовления деталей; 4 — дефекты 
ремонта; 5 — прочие 
Дефекты опорных подшипников (рис. 3.19, а), как правило, сводят-
ся к различным повреждениям баббита вкладышей. Наиболее часто проис-
ходят: выкрашивание баббита (16 % всех повреждений); подплавление 
баббита (16 %); натяг баббита (13 %); отслоение, скол, растрескивание 
баббита (13%). 
Дефекты опорных подшипников сопровождались заметными изме-
нениями в состоянии турбоагрегата (рис. 3.19, б). Наиболее характерными 
признаками являются: изменение вибросостояния подшипников (при 50% 
повреждений),  повышение температуры баббита (22%) и течь масла 
(13%). Одними из основных причин повреждений опорных подшипников, 
распределение которых представлено на рис. 3.19, в, являлись проблемы с 
маслом: ухудшение маслоснабжения (30% всех причин) и низкое качество 
масла из-за его обводнения (6%). 
Ухудшение маслоснабжения ПТУ происходило как из-за малой 
(меньше нормируемой) величины зазоров в подшипнике, так и из-за де-
фектов маслосистемы (прекращение подачи масла или временный срыв 
масляного клина из-за повреждения масляных насосов, их позднего вклю-
чения, снижение давления масла, перекрытие напорных маслопроводов 
посторонним предметом). 
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Рис. 3.19. Повреждения опорных подшипников: 
а – распределение повреждений опорных подшипников: 1 – подплавление баббита; 2 – выкрашивание баббита; 3 – отслоение, скол рас-
трескивание баббита; 4 – натяг баббита; 5 – натиры на баббите; 6 – местные выработки в баббите; 7 – следы попадания посторонних 
предметов; 8 – прочее;  
б – признаки, наблюдаемые при повреждении опорных подшипников: 1 – изменение вибросостояния; 2 – повышение температуры баб-
бита вкладышей; 3 – течь масла; 4 – дым из подшипника; 5 – прочее;  
в – распределение причин повреждений опорных подшипников: 1 – ухудшение маслоснабжения; 2 – расцентровка опор и роторов; 3 – 
нарушение нормального вибросостояния; 4 – некачественная заливка и повреждения баббита; 5 – стесненное перемещение подшипни-
ка; 6 – низкое качество масла; 7 – попадание инородного предмета; 8 – качество сборки и работы муфт; 9 – отклонение величины натя-
га от нормируемого;  10 – прочее 
118 
 
 
В ряде случаев наблюдались значительные протечки масла из корпуса 
подшипника, их причиной были: увеличенные зазоры по масляным уплотнениям 
подшипника, перекрытие посторонними предметами сливных маслопроводов и 
засорение дренажных отверстий. 
При повреждениях упорных и упорно-опорных подшипников происходит, 
в основном, подплавление или выплавление баббита колодок (39 % поврежде-
ний), их механическое повреждение и износ (49 %). В большинстве случаев (64 
%) повреждения упорных подшипников вызывают увеличение осевого сдвига ро-
тора, часто до срабатывания защиты (рис. 3.20,а). Характерными признаками по-
вреждений упорных подшипников являются также повышение температуры баб-
бита колодок (18%) и увеличение уровня вибрации (12 %). В ряде случаев при по-
вреждениях упорных подшипников все эти признаки наблюдались одновременно.  
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Рис. 3.20. Повреждения упорных (опорно-упорных) подшипников: 
а — признаки, наблюдаемые при повреждении упорных подшипников: 1 – увеличение осевого 
сдвига; 2 – повышение температуры баббита вкладышей;  3 – течь масла; 4 – нарушение нор-
мального вибросостояния;  
б – распределение причин повреждений упорных подшипников: 1 – увеличение осевого усилия; 
2 – низкое качество масла; 3 – дефекты ремонта; 4 – стесненное перемещение подшипника;  
5 – прочее 
Причины повреждений упорных колодок, установленные по результатам 
анализа актов отказов, представлены на рис. 3.20,б. Основная причина — увели-
чение величины осевого усилия (62 % повреждений). Причиной 13 % поврежде-
ний указывалось низкое качество масла из-за его обводнения. Третья по частоте 
проявления группа причин (10 %) связана с качеством ремонта (высокие или ма-
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лые натяги на сферу, неправильная подгонка вкладышей, неравномерное усилие 
на колодки).  
В процессе выполненного исследования были проанализированы причины 
увеличения величины осевого усилия (рис. 3.21). Основная причина  (наиболее 
часто указываемая в актах) — резкие изменения режима работы ПТУ (~42%):  
наброс нагрузки, вследствие плохой работы системы регулирования или ошибок 
персонала, резкий набор нагрузки со скоростью выше допустимой, резкое изме-
нение вакуума. Так из 37 проанализированных актов по повреждениям упорных 
подшипников (упорной части упорно-опорных подшипников) в 23 случаях при-
чиной повреждения было указано увеличение осевого усилия (из-за падения ваку-
ума —  1, из-за плохого ремонта муфты БИБИ —  2, из-за наброса нагрузки — 10, 
из-за защемления муфты  — 2, из-за солевого заноса  проточной части — 4, из-за 
малого осевого разбега  — 1, из-за набора нагрузки со скоростью выше допусти-
мой  — 1, из-за заброса воды в проточную часть —  2). 
 
Рис. 3.21.  Распределение причин увеличения осевых усилий: 1 – наброс нагрузки; 2 – солевой 
занос; 3 – защемление муфты; 4 – плохой ремонт; 5 – заброс воды в проточную часть; 6 – паде-
ние вакуума; 7 – прочее 
Вторая распространенная причина увеличения осевого усилия — занос со-
лями проточной части (21 %). 
Уплотняющие подшипники генератора повреждались в 13 % случаев от 
общего числа повреждений подшипников. Наиболее распространенный дефект 
уплотняющих подшипников — нарушение герметичности уплотнений, происхо-
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дящее  вследствие кратковременного заедания уплотняющего кольца водородных 
уплотнений, снижения давления масла на регулятор прижима, износа прижимных 
пружин, дефектов сборки масляных уплотнений. Такие повреждения сопровож-
дались течами масла из уплотнения, повышенным сливом масла из подшипников, 
утечками водорода. В отдельных случаях у уплотняющих подшипников наблюда-
лись выплавления баббита и натиры на упорных гребнях.  
Как видно из рисунков рис. 3.19, в и рис. 3.20, б, значительное количество 
повреждений подшипников происходит из-за низкого качества масла и дефектов в 
системе маслоснабжения турбины.  
Маслосистема.   При выполнении анализа основное внимание уделялось 
тем повреждениям, которые влияют на работу турбины и могут привести к ее де-
фектам и остановам. 
Наиболее повреждаемым элементом маслосистемы (рис. 3.22) являются 
маслопроводы (43 % повреждений); для них характерны трещины, свищи, рас-
хождения фланцев, истирания, механические повреждения и износ трубопрово-
дов, дефекты прокладок. Вторым элементом по частоте повреждаемости (26 %) 
является главный масляный насос (повреждение вала маслонасоса, чаще всего из-
лом на переходе фланец-вал и рабочего колеса). До 12 % повреждений маслоси-
стемы приходится на долю маслоохладителей (неплотности трубных систем, раз-
рывы и свищи в трубках, повреждения трубных досок). 
1
44,2%3
11,7%
2
26,0%
4
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5
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Рис. 3.22. Повреждаемость элементов маслосистемы: 1 – маслопроводы и арматура; 2 – главный 
маслонасос; 3 – маслоохладитель; 4 – маслобак; 5 – инжектор; 6 – прочее 
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Анализ причин дефектов маслосистемы показал, что до 30 % дефектов 
происходит из-за недостатков изготовления, монтажа и ремонта элементов масло-
систем. Так, например, повреждения вала главного масляного насоса происходи-
ли, как правило, вследствие утонения стенок фланцевого соединения, несоосности 
соединений вала турбины и маслонасоса, нарушения режима термообработки де-
тали при изготовлении. Вторая распространенная причина (до 20 %) — исчерпа-
ние ресурса прочности материала. До 7,8 % дефектов связано с коррозионным из-
носом. 
Повреждения и отказы в работе системы маслоснабжения наиболее часто 
проявляются в течах масла (34,7 %), уменьшении давления масла (20,8 %), увели-
чении температуры и снижении уровня масла. 
Выполненное исследование актов отказов, а также обобщение данных, по-
лученных методом экспертных оценок,   показало, что для ряда турбин до 30% 
неплановых остановов вызваны неудовлетворительным вибросостоянием (низко-
частотная вибрация, задевания в проточной части, разбалансировка,  расцентров-
ка,  нарушения работы систем тепловых расширений, тепловой прогиб роторов и 
т.п.). При этом результаты исследования подтвердили, что значительное измене-
ние вибросостояния происходит при большинстве повреждений подшипников и 
роторов паровых турбин.  
Трубопроводы и арматура в пределах турбины — результаты анализа их 
повреждений будут приведены в разделе 3.4 совместно с результатами анализа 
повреждаемости трубопроводов и арматуры всей турбоустановки.   
3.2.2.  Анализ отказов вспомогательного оборудования ПТУ 
Результаты анализа показателей надежности оборудования  энергоблоков, 
представленные в разд. 3.1. показали, что значительное  количество  неплановых 
остановов происходит из-за отказов вспомогательного оборудования ПТУ.  Кроме 
того, по данным [191], отказы вспомогательного оборудования не  всегда приво-
дят  к останову турбин,  но при этом ухудшают показатели экономичности их ра-
боты.  
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В рамках выполненного автором исследования, на основе обобщения ста-
тистического материала работ  [45, 46],  а также собственных данных, проведен 
анализ причин, вызывающих отказы вспомогательного оборудования более чем 
по 800 ПТУ мощностью 100— 800 МВт,    более чем за  25  летний период. В 
Приложении 5 представлено обобщение данных [45, 46] по отказам вспомога-
тельного оборудования ПТУ различных типоразмеров. 
Выполнен анализ  отказов следующего вспомогательного оборудования 
турбоустановок: 
- конденсаторов; 
- питательных электронасосов (ПЭН); 
- питательных турбонасосов (ПТН); 
- подогревателей высокого давления (ПВД); 
- подогревателей низкого давления (ПНД); 
- сетевых подогревателей; 
- сальниковых подогревателей; 
- воздушных насосов (эжекторов); 
- деаэраторов; 
- циркуляционных насосов; 
- конденсатных насосов; 
- бустерных насосов; 
- трубопроводов. 
Методика  исследования  аналогична методике, использованной в 3.2.1  
при анализе отказов собственно турбин. В качестве анализируемых параметров   
использовались   доля   отказов  каждой   группы  от общего  числа  отказов вспо-
могательного оборудования и доля отказов каждой группы,  приведших к остано-
ву турбин,  а  также доля времени восстановления каждой группы оборудования 
после отказов.   
Результаты анализа представлены на рис. 3.23—рис. 3.25.  
На рис. 3.23 представлено распределение отказов элементов оборудования 
турбоустановки, определяемое через величину доли отказов  
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 d = Ni/N0·100 %,  (3.18) 
где     Ni — число отказов i-ro элемента (см. рис. 3.23); 
N0 — число отказов вспомогательного оборудования турбоустановки в це-
лом.  
 
Рис. 3.23. Распределение отказов вспомогательного оборудования турбоустановок:  
1 —конденсаторы;  2 — питательные электронасосы;  3 — питательные турбонасосы; 4 — по-
догреватели высокого давления;   5 — подогреватели низкого давления; 6 — сальниковые подо-
греватели;  7 — эжекторы; 8 — деаэраторы; 9 — циркуляционные насосы; 10 — конденсатные 
насосы; 11 — бустерные насосы; 12 — арматура; 13 — трубопроводы 
 
Рис. 3.24. Распределение времени восстановления элементов вспомогательного оборудования 
турбоустановок: 1 — конденсаторы; 2 —питательные электронасосы;  3 — питательные турбо-
насосы; 4 — подогреватели высокого давления;   5 — подогреватели низкого давления;  
6 — сальниковые подогреватели; 7 — эжекторы; 8 — деаэраторы; 9 — циркуляционные насо-
сы; 10 — конденсатные насосы; 11 — бустерные насосы; 12 — арматура; 13 — трубопроводы 
124 
 
 
На рис. 3.24 показано распределение времени восстановления отдельных 
элементов турбоустановок 
 Т = τi/ τ0·100 %,  (3.19) 
здесь τi – время восстановления i-го элемента; 
τ0 – общее время восстановления вспомогательного оборудования турбо-
установок. 
На рис. 3.25 представлена доля отказов (О) каждого элемента, которые при-
вели к останову турбин  
 О = zit/z0
.
100 %, (3.20) 
где zit –число отказов i-го элемента, приведших к останову турбины;  
z0 – число отказов i-го элемента всего. 
 
Рис. 3.25. Доля отказов вспомогательного оборудования, вызывающая остановы турбин: обо-
значения см. рис. 3.24 
Наибольшие количество отказов вызваны дефектами питательных насосов 
(заклинивание насоса, ухудшение вибрационного состояния, износ уплотнений) и 
проблемами с конденсаторами (нарушение герметичности по водяной стороне, 
загрязнение трубок); аналогичный результат получен при анализе распределения 
времени восстановления. Значительная доля отказов ПТУ вызвана ПВД. На стан-
циях с поперечными связями происходит большое количество отказов конденсат-
ных насосов (износ уплотнений рабочих колес, подсос воздуха в подводящем 
125 
 
 
трубопроводе, нарушение центровки, заедание в подшипниках,  износ вкладыша 
подшипника и т.п.).  
Более 10 % остановов турбин Т-180/120-130 и К-200-130 АО ЛМЗ происхо-
дит из-за дефектов сальниковых подогревателей. 
Среди теплообменного оборудования ПТУ наибольшая величина доли отка-
зов, времени восстановления и степени влияния на работу турбоустановки прихо-
дится на конденсатор; следующими оказались подогреватели высокого давления, 
сальниковые подогреватели и подогреватели низкого давления.  
На основе анализа отказов конденсаторов в процессе эксплуатации получе-
на качественная оценка распределения их причин: ухудшение свойств материала 
трубок вследствие длительной эксплуатации (48,9 %), повреждение трубок при 
агрессивном воздействии морской воды (16,3 %), дефекты, вызванные качеством  
монтажа и ремонта (13,9 %), низкое качество материала трубок и вальцовки (9,3  
%), занос трубных систем (11,6 %). 
Низкая надежность ПВД (в отдельные годы до 40 % отказов всего вспомо-
гательного оборудования) определяется наличием конструктивных дефектов: вы-
сокими скоростями воды в змеевиках, приводящими к их эрозионному износу; 
неудовлетворительной конструкцией диафрагм в коллекторах; наличием жестких 
связей между коллекторами с различной температурой теплоносителя; неудовле-
творительной конструкцией уплотнений фланцевых разъемов, неплотностью 
трубной системы, вызванной исчерпанием ресурса. Наиболее часто повреждения 
ПВД были вызваны дефектами ремонта: некачественной сваркой (угловых швов, 
уплотнительной мембраны), плохой  обтяжкой по фланцевым разъемам. 
По данным [191], более 50 % повреждений ПВД  это свищи в трубной си-
стеме или неплотности в разъеме ПВД. 
Основными причинами отказов в работе ПНД являются вибрационные по-
ломки (фрикционный износ трубок в зоне прохождения их через отверстия в про-
межуточных перегородках; усталостный излом трубок у трубных досок; фрикци-
онный износ трубок в серединах больших пролетов и U-образных гибов за счет 
ударов и трения соседних трубок друг о друга и ряд других повреждений), эрози-
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онно-коррозионные разрушения входных участков трубок, ослабление вальцо-
ванных соединений, нарушения в работе регуляторов уровня и воздухоотсасыва-
юших устройств. 
Отказы в работе сетевых подогревателей происходят, как правило, из-за 
нарушения герметичности трубных пучков вследствие некачественного вальцева-
ния и неправильного выбора материалов для трубных систем. 
Результаты анализа отказов по данным [191] показывают, что основными 
узлами, ограничивающими: надежность питательных турбо- и электронасосов, 
являются разгрузочные устройства и гидромуфты; имеются случаи расцепления 
муфт, подплавление баббита подшипников, расцентровка роторов насоса и элек-
тродвигателя. 
Основными неполадками циркуляционных насосов являются: износ торцов 
или лопастей насосов, выход из зоны рабочей характеристики. Имел место слу-
чай, когда причиной повреждения циркуляционного насоса явилась работа в ка-
витационном режиме после переустановки угла лопастей с пониженным подпо-
ром на стороне всасывания. 
Отказы конденсатных насосов происходят чаще всего из-за повреждений 
подшипников. 
Отказы холодильников эжекторов и сальниковых подогревателей [191, 194, 
195] происходят, в основном, из-за коррозионного износа трубок от поступающе-
го в эжектор рабочего пара с высоким содержанием агрессивных газов с головок 
деаэратора, а также от эрозионного износа влажным паром с уплотнений турбин. 
При высоких скоростях поступающего в аппараты пара возможны также вибра-
ционные разрушения трубок. 
Основными причинами повреждаемости маслоохладителей [191, 194, 195] 
являются: 
- заводские дефекты (установка некачественных трубок, некачественное от-
глушение дефектных трубок); 
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- интенсивная коррозия трубок (неправильный выбор материала трубок; низ-
кие скорости воды в трубках, что стимулирует язвенную коррозию; неправильная 
консервация трубной системы, что приводит к ее коррозии); 
- нарушение вальцованных соединений (из-за коррозии трубных досок, пери-
одических изменений длины трубных пучков, вызванных колебаниями темпера-
туры охлаждающей воды, что особенно сильно проявляется осенью и весной). 
Для получения более полной оценки количественных и качественных пока-
зателей работы теплообменных аппаратов паротурбинных установок выполнен 
экспертный анализ данных, полученных от 46 экспертов на 27 электростанциях. В 
качестве экспертов выступали главные инженеры электростанций, начальники 
КТЦ, цехов по ремонту и их заместители со стажем работы 7...20 лет. По резуль-
татам экспертной оценки обобщены данные о надежности работы более 900 теп-
лообменных аппаратов на 141 паротурбинной установке мощностью 6...800 МВт. 
Оценка объема информации показала, что он достаточен только для общего 
расчета. Дифференцированный анализ (по типам турбин) требует дополнитель-
ных данных. 
Наибольший интерес представляют показатели безотказности работы теп-
лообменных аппаратов (ежегодная частота отказов f) и ремонтопригодности ап-
паратов (время восстановления t работоспособности после повреждения). При 
этом количественные оценки представляют собой усредненные значения большо-
го числа единичных случаев. Для примера на рис. 3.26 для теплообменных аппа-
ратов четырех групп приведены усредненные показатели безотказности их работы 
в виде распределения доли случаев в зависимости от ежегодной частоты отказов. 
Необходимо отметить, что причинами большинства отказов являлись поврежде-
ния трубных систем аппаратов. 
Анализ представленных данных показал, что чаще всего в течение года от-
казы возникали у конденсаторов (см. рис. 3.26, а) (более 40 % конденсаторов 
имеют в течение года по 3—4 вынужденных останова). Отказы в их работе при-
водят либо к вынужденному останову турбоустановки, либо к значительному 
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снижению ее мощности (приходится отключать половину конденсационной уста-
новки). 
Подогреватели низкого давления также имеют высокий уровень интенсив-
ности отказов: до 50 % аппаратов — до 2 отказов в год, а почти 36 % аппаратов — 
от 3 до 4 (см. рис. 3.26, б). Отказы ПНД практически не приводят к остановам 
турбоустановки, а лишь незначительно снижают ее экономичность. 
Заметно меньшую (по сравнению с конденсаторами и ПНД) интенсивность 
отказов имеют основные сетевые подогреватели (типа ПСГ) теплофикационных 
турбин (см. рис. 3.26, в) и пиковые сетевые подогреватели (типа ПСВ) (рис. 3.26, 
г). Около 50 % таких подогревателей (для ПСГ — чуть меньше 50, для ПСВ — 
чуть больше 50 %) имеют не более одного отказа в год. Немногим более 30 % та-
ких подогревателей имеют до двух отказов в год. Это объясняется, прежде всего, 
сезонным характером их эксплуатации, что дает возможность профилактического 
обслуживания аппаратов в межсезонные периоды. 
Данные о ремонтопригодности теплообменных аппаратов представлены на 
рис. 3.27. 
Большинство повреждений и нарушений в работе конденсаторов и ПНД 
(почти 80 %, см. рис. 3.27, а и б) устраняются в короткие сроки (15 ч после их об-
наружения). Это показывает высокий уровень ремонтопригодность трубных си-
стем данных аппаратов, что, по мнению авторов, определяется их конструктив-
ным исполнением и тем, что конденсаторы эксплуатируются при невысокой тем-
пературе металла и имеют смотровые люки в крышках водяных камер, а у ПНД 
(несмотря на относительно высокие температуры) легко обнаружить негерметич-
ные U-образные труб в пучке. 
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Рис. 3.26. Показатели интенсивности отказов теплообменных аппаратов ПТУ: а — конденсато-
ры; б — ПНД; в — основные сетевые подогреватели теплофикационных турбин; г — пиковые 
сетевые подогреватели 
130 
 
 
 
а 
 
б 
 
в 
 
г 
Рис. 3.27. Показатели ремонтопригодности теплообменных аппаратов ПТУ: а – конденсаторы;  
б – ПНД; в – основные сетевые подогреватели теплофикационных турбин; г – пиковые сетевые 
подогреватели 
Для подогревателей ПСГ и ПСВ картина несколько иная (см. рис. 3.27, в, г). 
Время восстановления (по сравнению с конденсаторами и ПНД) увеличилось: у 
70...80 % подогревателей на ремонт требуется не менее 30 ч. Это определяется, 
прежде всего, высокой температурой металла ПСГ и ПСВ (аппарат должен 
остыть), технологическими трудностями по обнаружению трубок, потерявших 
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герметичность, а также необходимостью выемки из корпусов ПСВ их трубных 
систем [192, 194, 195]. 
Установление причинно-следственных связей повреждаемости теплообмен-
ных аппаратов ПТУ возможно в основном при аварийных остановах ПТУ. Объяс-
няется это, прежде всего, тем, что в этих случаях обязательно составляется акт 
расследования данного события [44] . 
В рамках настоящего исследования также проведено дополнительное ис-
следование отказов теплообменного оборудования, установленного в схемах бо-
лее 150 паровых турбин, которые привели их к аварийным остановам (по актам 
отказов). Наиболее часто это были конденсаторы и подогреватели высокого дав-
ления. 
Распределение признаков отказов конденсаторов, вызывавших, как правило, 
аварийный останов турбоустановки, приведено в таблице 3.3. 
Таблица 3.3 
Распределение признаков отказов конденсаторов 
Признак Доля, % 
Повышение жесткости конденсата 58,1 
Падение вакуума 33,7 
Срыв сифона 7,0 
Прочее 1,2 
Распределение отказов в работе конденсаторов по видам дефектов приведе-
но в таблице 3.4. 
Таблица 3.4  
Распределение отказов конденсаторов по видам дефектов 
Вид дефекта Доля, % 
Повреждения трубок 60,9 
Повреждения арматуры, дренажей и т.д. 7,6 
Занос трубок и трубных досок 6,5 
Неплотности корпуса 4,3 
Негерметичность ремонтных пробок отглушенных трубок 2,2 
Прочее 18,5 
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Подавляющее большинство составляют повреждения трубок — 60,9 %, рас-
пределение их причин представлено в таблице 3.5. 
Таблица 3.5  
Распределение причин повреждения трубок конденсаторов 
Причина повреждения Доля, % 
Коррозионно-эрозионные повреждения 
трубок 
44,6 
Потеря герметичности трубок 
или вальцованного соединения 
39,3 
Низкое качество трубок 7,1 
Некачественное вальцевание трубок 5,4 
Разрушения трубок фрагментами лопаток 
турбины 
3,6 
 
Основное количество (44,6 %) повреждений трубок вызвано эрозионно-
коррозионными процессами при длительной эксплуатации. Износ наружной по-
верхности трубок обусловлен, прежде всего, капельно-ударной эрозией, а эрозия 
их внутренней поверхности — низким качеством циркуляционной воды, несущей 
взвеси, состоящие иногда из большого количества абразивных частиц; именно 
они вызывают износ внутренней поверхности трубок, особенно в зоне их входных 
участков. Причинами коррозионного разрушения трубок конденсаторов являются 
низкая стойкость материала трубок к воздействию охлаждающей воды и наличие 
гидразиносодержащей и кислородосодержащей сред, в которых происходит кор-
розия различных видов (общая коррозия и обесцинкование латуней, коррозионное 
растрескивание под напряжениями и др. [193]).  
39,3 % повреждений вызваны потерей герметичности трубок или их вальцо-
ванных соединений с трубными досками, более конкретное выявление причин 
разгерметизации оказалось не  возможным, так как поврежденные трубки часто 
находились в глубине трубного пучка, что не давало выполнить их визуальный 
осмотр. Анализ тех поврежденных трубок, которые были вынуты на образцы поз-
воляет предположить, что разгерметизация происходила в результате износа тру-
бок как коррозионного, так и фрикционного в зоне прохода трубок через отвер-
стия промежуточных перегородок. Основная предполагаемая причин  износа — 
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вибрация трубок, которая могла ослаблять герметичность вальцованных соедине-
ний трубок с трубными досками и, в конечном итоге, приводить к разгерметиза-
ции. Изложенное подтверждается результатами исследований [194, 195]. 
Такая же статистика отказов характерна и для всех кожухотрубных тепло-
обменных аппаратов в схемах ПТУ. Основными причинами снижения их ресурса 
являются коррозионные повреждения трубок (около 70 %) и их эрозионно-
механический износ (примерно 25 %). 
Для пополнения данных об отказах, а также уточнения фактических сроков 
службы теплообменных аппаратов ПТУ на электростанциях ОАО «Свердло-
вэнерго» был выполнен анализ ремонтной документации, в которой отражены 
данные по ремонту и замене теплообменных аппаратов ПТУ. На основе этой ин-
формации можно сделать предварительные выводы о ресурсной наработке тепло-
обменных аппаратов. 
Во-первых, для многих теплообменных аппаратов ПТУ (в особенности для 
ПСВ) фактическая наработка трубных систем до исчерпания ресурса меньше, чем  
нормативный срок службы (по данным НПО ЦКТИ [196] для большинства аппа-
ратов — 30 лет). 
Во-вторых, анализ фактических величин срока службы трубных систем по-
казал, что аппараты, работающие с теплоносителями более высоких параметров 
(давление и температура), имеют меньший срок службы. 
В-третьих, теплообменные аппараты ПТУ, работающие в переменных ре-
жимах, имеют меньшую долговечность по сравнению с аппаратами, установлен-
ными в схемах ПТУ, эксплуатируемых преимущественно в базовом режиме (под-
тверждается результатами [197, 198]). 
В рамках настоящего исследования выполнен анализ повреждаемости насо-
сов, работающих в схемах ПТУ, который позволил выявить и обобщить для каж-
дого вида насосов типовые повреждения,  признаки различных повреждений  и 
причины, вызвавшие эти повреждения и дефекты. 
Анализ отказов циркуляционных насосов показал следующее распределе-
ние повреждений. Наибольшее количество повреждений происходит из-за под-
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шипников (54,2 %). До 16,7 % повреждений циркуляционных насосов  связаны с 
разрушениями их элементов проточной части, а также с попаданием в проточную 
часть инородных предметов. До 8,3 %  отказов циркуляционных насосов связаны 
с повреждением в результате коррозионно-эрозионного износа непосредственно 
элементов насосов, дренажных трубопроводов и арматуры, с падением уровня 
циркуляционной воды в градирнях и другими факторами. 
Достаточно большое количество повреждений подшипников циркуляцион-
ных насосов  позволило классифицировать их по группам. Превалирующей при-
чиной повреждений подшипников циркуляционных насосов  (42,9 % от общего 
числа) является механический износ, чаще всего в результате достаточно дли-
тельной эксплуатации, а также, в некоторых случаях — за счет повышенной виб-
рации. Дефекты изготовления подшипников (раковина на внутренней обойме 
подшипников, отслоения баббита, разрушения тел качения и т.п.) вызывают до 
28,6 % отказов подшипников циркуляционных насосов. Трещины на кольцах се-
параторов, их разрушения, заклинивание подшипников из-за чрезмерного нагрева 
достигают 21,4 % повреждений подшипников циркуляционных насосов. В 7,1 % 
случаев повреждения подшипников циркуляционных насосов  возникали в ре-
зультате эрозионного износа опорных поверхностей подшипников или других 
причин. 
Признаки отказов циркуляционных насосов распределяются следующим 
образом: 62,5% сопровождалось возникновением повышенной вибрации, шума и 
стука насосов, в основном, в районе подшипников;  16,7 % — падением вакуума в 
конденсаторе, связанным с нарушением нормальной работы ЦН;  8,3% — срывом 
всаса насосов. 
Анализ надежности конденсатных насосов показал качественное совпаде-
ние результатов с результатами, представленными выше по циркуляционным 
насосам. 
Большинство случаев отказов турбоустановок, связанных с повреждениями 
конденсатных насосов (33,3%), проявляются в возникновении шума и стука в 
районе подшипников, а также сильного нагрева подшипников (что характерно и 
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для циркуляционных насосов). Далее, по частоте проявления следуют остановы 
турбоустановок, связанные с падением вакуума в конденсаторе, обусловленным 
неисправностью конденсатных насосов (20%); с течью и свищами, в том числе по 
валу конденсатного насоса (20%), и с появлением дыма и стуков, указывающих на 
повреждение электродвигателя конденсатных насосов (20%) — все три группы 
признаков останова турбоустановки были обусловлены неудовлетворительной 
работой конденсатных насосов. До 6,7 % отказов связываются с падением расхода 
конденсата, в том числе до нуля (также в связи с проблемами с конденсатными 
насосами). 
Рассмотрение повреждений конденсатных насосов, вызывавших останов 
турбоустановок, показало также, что, как и для циркуляционных насосов, для 
конденсатных насосов большое влияние на надежность их работы оказывает по-
вреждаемость подшипников КЭН — 40 % случаев. Основными видами разруше-
ний являлись такие, как разрушения сепараторов, приводящие к перегреву под-
шипников или заклиниванию вала насоса, ослабление крепления подшипников, 
механический износ вкладышей подшипников скольжения и ряд других. Доста-
точно часто оперативным и ремонтным персоналом электростанций отмечается 
низкое качество изготовления подшипников, особенно подшипников качения (в 
некоторых случаях отказ в работе КЭН наступал через незначительный период 
работы после ремонта- менее 300ч). Второй группой причин останова конденсат-
ных насосов являются повреждения арматуры и трубопроводов в пределах КЭН 
(20 % случаев). Следующими группами неисправностей, вызывающих отказы в 
работе конденсатных насосов, являются повреждения сальников КЭН — в 13,3 % 
случаев, попадание инородных предметов в проточную часть — в 13,3 % случаев, 
прочие причины (дефекты отдельных узлов и низкое качество ремонта) — в 13,3 
% случаев. 
При анализе повреждаемости питательных электронасосов  наблюдаются 
значительные отличия от результатов, представленных выше. Большинство отка-
зов ПЭН (20,6 %) сопровождается возникновением шума и стука в районе под-
шипников, а также сильным нагревом подшипников (что было характерно и для 
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циркуляционных, и для конденсационных насосов). Но, в отличие от вышерас-
смотренных типов насосов, у ПЭН наблюдается более равномерное распределе-
ние признаков отказов по группам. В частности, доля отказов, признаком которых 
были различные свищи и течи, составила почти 19 %. До 14 % составила доля от-
казов, связанных с аварийным отключением ПЭН защитами. Около 11,6 % отка-
зов связаны с падением расхода питательной воды (в частности, из-за снижения 
производительности насоса или снижения уровня в деаэраторе), до 9,3 % — с 
нагревом и вибрацией гидромуфт, до 9,3 % — со свищами и течами арматуры в 
пределах ПЭН, до 4,7% — с течами по валу насоса.  
При анализе распределения повреждений питательных насосов  получены 
следующие результаты: доля отказов из-за повреждений подшипников — всего 
7%,  14 % отказов связано с повреждениями арматуры и трубопроводов в преде-
лах ПЭН (заклинивание обратных клапанов, повреждения сальников задвижек, 
обрывы трубопроводов и т.п.); по 11,6 % отказов ПЭН приходится на три следу-
ющие группы: первая — коррозионно-эрозионный износ труб, тройников, разру-
шение прокладок; вторая — повреждение электродвигателей, редукторов, гидро-
муфт; третья — повреждения проточной части насосов. 18,6 % отказов вызваны 
дефектами изготовления, монтажа и ремонта (наиболее часто фиксируемый де-
фект — некачественная сварка). 
Анализ отказов питательных насосов с турбинным приводом показал сле-
дующее: на привод приходится до 31,7 % отказов, а на собственно питательный 
насос — 68,3 %. 
У питательных насосов в связи с очень высокими параметрами пи-
тательной воды (прежде всего, очень высоким давлением) на первом месте по 
причинам стоят отказы, вызванные образованием различных свищей, течей и па-
рений воды — до 37,7 % (у ПЭН—32,6%). Более 27,5 % приходится на отказы, 
вызванные  вибрацией, шумом или нагревом подшипников.  Падением давления 
масла и его утечками вызвано 11,6 % отказов. Необходимо также отметить, что 
7,2% отказов питательных насосов вызываются отказами бустерных насосов, у 
137 
 
 
которых, в свою очередь, практически все отключения происходят по причине 
свищей и течей трубопроводов обвязки.   
Для приводной турбины питательных насосов большинство повреждений 
(42,9%) связаны с механическим износом элементов системы регулирования, в 
том числе с механическим износом автомата безопасности; 22,9% характерных 
повреждений связаны с растрескиванием, выкрашиванием и износом баббита, а 
также с механическими повреждениями (выработкой) шейки ротора; 11,4 % по-
вреждений обусловлены дефектами ротора (образованием дисбаланса ротора, в 
частности, из-за обрыва рабочих лопаток, прогибом вала, задирами на его поверх-
ности); около 8,6 % повреждений вызывались износом и повреждением арматуры 
в пределах приводной турбины. Такой характер распределения причин поврежде-
ний турбопривода практически совпадает с показателями надежности паровых 
турбин, работающих на привод электрогенератора. 
У питательного насоса наиболее распространены повреждения, связанные с  
различными свищами, течами, парениями, нарушением плотности сварных швов, 
образованием трещин, выдавливанием прокладок из фланцевых соединений (25,8 
%). Вторыми по значимости являются повреждения, связанные с износом проточ-
ной части насоса, элементов ее уплотнений, в том числе элементов масляных 
уплотнений (21,2 %). Кроме того, характерны повреждения ротора (дисбаланс, 
прогиб, задиры на поверхности) — до 10,6 %; коррозионно-эрозионный износ 
трубопроводов (в основном на линиях рециркуляции насосов) и арматуры —9,1 
%; повреждения сальниковых уплотнений арматуры —9,1 %; повреждения насоса 
в результате попадания инородных тел — 7,6 %; повреждения подшипников в ре-
зультате растрескивания и выкрашивания баббита или выработки шейки вала — 
6,1 %. 
Анализ повреждений разных типов насосов показал, что распределение по-
вреждений качественно зависит от параметров рабочего тела, а именно — от дав-
ления и температуры. Чем выше эти параметры, тем в большей степени проявля-
ются дефекты изготовления, монтажа и ремонта, а также в более существенной 
степени проявляются коррозионно-эрозионные процессы. Из этого следует также 
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вывод, что требования к качеству изготовления, монтажа и ремонта ПЭН, ПТН и 
трубопроводов их обвязки должны быть значительно выше, чем эти требования к 
ЦН и КЭН. 
3.3. Исследование дефектов турбин и вспомогательного турбинного 
оборудования, выявляемых в процессе ремонта  
3.3.1.  Исследование дефектов турбин 
При исследовании дефектов, выявляемых в процессе ремонта, проанализи-
рована отчетная документация по выполнению плановых капитальных ремонтов 
турбин, работающих на семи ТЭС. Анализ выполнялся по нескольким направле-
ниям: 
- дефекты, выявленные при выполнении одного капитального ремонта; 
- дефекты, выявленные при выполнении нескольких капитальных ремонтов 
одной турбины; 
- дефекты, выявленные при выполнении нескольких капитальных ремонтов 
группы однотипных турбин на одной ТЭС; 
- дефекты, выявленные при выполнении капитальных ремонтов однотип-
ных турбин на разных ТЭС. 
Такой подход позволил разделить все дефекты на: характерные, обуслов-
ленные конструкцией турбины; обусловленные качеством ремонта в конкретных 
условиях; присущие конкретному агрегату и обусловленные особенностями его 
изготовления, монтажа и эксплуатации. 
Методика анализа этих данных была аналогична методике, примененной 
при анализе отказов: общее число дефектов принималось за 100% и затем, на ос-
нове этих данных, определялось распределение дефектов по элементам в соответ-
ствии с принятой выше классификацией. 
Ниже, на примере турбин Т-100-130 (Т-110/120-130) и К-100-90 показаны 
укрупненные результаты анализа.  
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На рис. 3.28 в качестве примера представлены данные по дефектам, выяв-
ленным в процессе капитальных ремонтов турбин Т-110/120-130 на Ново-
Свердловской ТЭЦ и Т-100-130 на Тюменской ТЭЦ-1. 
Обобщенный анализ полученных данных показал, что наибольшее количе-
ство типовых дефектов фиксируется в процессе ремонта проточной части турбин: 
разрушение выходных кромок первого венца регулирующей ступени; обрыв или 
смещение по радиусу демпферной проволоки на ступенях давления; вмятины на 
отдельных рабочих лопатках; эрозионный износ входных кромок рабочих лопаток 
25 и 27 ступеней в сечениях ниже стеллитовых пластин; увеличенные радиальные 
зазоры в надбандажных уплотнениях по ступеням давления; увеличенные ради-
альные зазоры в концевых и диафрагменных уплотнениях ЦВД, ЦСД, ЦНД; акси-
альные задевания на гребнях переднего концевого уплотнения ротора ВД;  про-
мывы участков мест заделки лопаток в обод на диафрагмах, работающих в зоне 
фазового перехода (18…23 ступени). 
Кроме того, большое количество дефектов (до 30%) обнаружено при ремон-
те узлов парораспределения: люфты в сервомоторе низкого давления;  нарушения 
плоскостности поворотных диафрагм; окалина на рабочих поверхностях (штока, 
буксы, крышки, клапана, седла) стопорного клапана, бой штока клапана стопор-
ного клапана; дефекты парового сита стопорного клапана; износ зубьев зубчатой 
пары кулачкового распределительного устройства; износ валиков, подшипников 
зубчатого сектора, ослабление посадки подшипников полувалов кулачкового рас-
пределительного устройства; окалина на рабочих поверхностях (штоков, букс, 
клапанов, сёдел) регулирующих клапанов; заедание шаровых подшипников в 
стяжках «талрепов»; износ игольчатых подшипников в роликах рычагов регули-
рующих клапанов; увеличенные зазоры буксы регулирующего клапана. 
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а 
 
б 
 
в 
Рис. 3.28. Распределение дефектов по основным узлам турбин   Т-110/120-130: а — по данным 
ремонтов 5 турбин на Ново-Свердловской ТЭЦ,  б — по данным трех ремонтов одной турбины 
на Ново-Свердловской ТЭЦ, в — по данным двух ремонтов  одной турбины на Тюменской 
ТЭЦ. 
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Дефекты узлов системы регулирования в процессе капитального ремонта 
встречаются редко (порядка 8% случаев) и, в основном,  те, которые требуют 
большого объема восстановительных работ  и не могут быть устранены в текущие 
и средние ремонты: замена золотника сервомотора ЧНД; замена отсечного золот-
ника сервомотора ЧВД; износ поршневых колец и задиры на конусе обратной свя-
зи сервомотора ЧВД;  износ деталей  автомата безопасности. 
Дефекты подшипников составляют не более 5 % всех обнаруженных дефек-
тов, среди них: отслоение баббитовой заливки (по результатам УЗК);  выкраши-
вание баббита опорных подшипников; дефекты баббита колодок упорного под-
шипника. При этом в каждый капитальный ремонт обнаруживаются и устраняют-
ся увеличенные по сравнению с нормативными зазоры по масляным уплотнениям 
подшипников.  
Сравнительный анализ данных, представленных на рис.3.24а,в по однотип-
ным  турбинам, работающим на разных ТЭЦ, показал, что распределение дефек-
тов, выявляемых в капитальный ремонт по основным узлам турбины, имеет каче-
ственно одинаковый характер.  Распределение дефектов, выявленных на одной 
турбине в течение нескольких капитальных ремонтов (рис.3.24,б),  также каче-
ственно совпадает с результатами анализа, выполненного на группе однотипных 
турбин. Это свидетельствует о том, что выявленные дефекты являются наиболее 
характерными, присущими данному типу турбин. 
Сопоставление данных по дефектам, выявленным во время капитальных 
ремонтов,  с результатами анализа дефектов,  вызвавших отказы турбин        
 Т-100-130 (Т-110/120-130)  (рис. 3.29), показало, что распределение дефектов по 
узлам  значительно отличается. Большое количество дефектов, вызывающих отка-
зы, приходится на узлы системы регулирования (повреждения регулятора скоро-
сти; повреждения золотников и сервомоторов) и на подшипники (дефекты бабби-
та: выкрашивание, подплавление, отслоение, скол, растрескивание) и, соответ-
ственно, устраняется в аварийные ремонты [199]. При этом необходимо отметить, 
что по результатам выполненного анализа количество дефектов, являющихся 
причиной отказов, составляет менее 3% дефектов, выявляемых во время капи-
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тальных ремонтов, а большинство дефектов, выявляемых в капитальные ремонты, 
либо вообще не проявляются в процессе эксплуатации, либо влияют на эконо-
мичность турбины и другие показатели, которые выявляются специальными ис-
пытаниями ПТУ.  
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Рис. 3.29. Распределение отказов турбин Т-100-130 (Т-110/120-130) по основным узлам 
На рис. 3.30 в качестве примера представлены результаты аналогичного 
анализа по дефектам, выявленным в процессе капитальных ремонтов турбин типа 
К-100-90. В Приложении 6 представлены дефекты, выявленные у турбин  
К-100-90, а в Приложении 7 обобщены работы, выполненные в процессе 42 ре-
монтов по 13 турбинам этого типоразмера. 
Анализ показал, что, также как и у турбин Т-100-130 (Т-110/120-130), 
наибольшее количество дефектов приходится на проточную часть и узлы системы 
парораспределения. При этом среди дефектов проточной части наиболее харак-
терны следующие: вмятины на рабочих лопатках; увеличенные радиальные зазо-
ры в концевых и диафрагменных уплотнениях ЦВД и  ЦНД;  эрозийный износ ра-
бочих лопаток  17 и 22 ступеней; промоины в расточках диафрагм 13, 14, 15, 18, 
19, 20 ступеней и рассекателя. 
Основные дефекты узлов системы парораспределения, выявленные при 
анализе, следующие: окалина на рабочих поверхностях (штока, буксы, крышки, 
клапана, седла) стопорного клапана; износ зубьев зубчатой пары кулачкового 
распределительного устройства; износ валиков, подшипников зубчатого сектора, 
вилки штанги кулачкового распределительного устройства; износ игольчатых 
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подшипников;  окалина на рабочих поверхностях (штоков, букс, клапанов, сёдел) 
регулирующих клапанов; износ седел групповых клапанов; износ букс регулиру-
ющих клапанов. 
 
а 
 
б 
Рис. 3.30. Распределение дефектов турбин К-100-90 по основным узлам: а — по данным  ремон-
тов  4-х турбин на Серовской ГРЭС, б — по данным  7 ремонтов   одной турбины  на Серовской 
ГРЭС. 
Сопоставление данных, полученных при анализе семи ремонтов, выпол-
ненных на одной турбине К-100-90 (рис. 3.30, б), с данными, полученными при 
анализе ремонтов группы однотипных турбин (рис. 3.30, а), показало качествен-
ное совпадение распределения дефектов по основным узлам турбины.  
Анализ данных по дефектам, приведшим к отказам турбин К-100-90, пред-
ставленных на рис. 3.31, показывает, что наиболее повреждаемым узлом являются 
подшипники (более 30% случаев). Большое количество повреждений (около 18%) 
происходит также с элементами маслосистемы: трещины и свищи маслопроводов; 
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течи по фланцевому соединению; механические повреждения и износ трубопро-
водов, дефекты прокладок; повреждения маслонасосов; повреждения маслоохла-
дителей. 
 
 
Рис. 3.31. Распределение отказов турбин К-100-90 ОАО ЛМЗ по основным узлам 
Обобщение дефектов, выявленных в процессе ремонта трех турбин Т-
175/210-130 (Т-185/220-130) в условиях Омской ТЭЦ-5 (на основе ремонтной до-
кументации по 28 ремонтам за 26 лет эксплуатации), а также дефектов, выявлен-
ных при заводском ремонте отдельных узлов турбин,  показало: 
- наличие большого количества повреждений элементов проточной части 
среднего и низкого давления; 
- значительное количество дефектов баббитовой заливки подшипников; 
- необходимость выполнения большого объема работ по ремонту и замене 
концевых и надбандажных уплотнений, производимых при каждом 
вскрытии цилиндров, 
- необходимость выполнения большого объема работ по исправлению ре-
акций опор цилиндров высокого и среднего давления и нормализации 
тепловых расширений.  
Анализ ремонтной документации 14 турбин К-200-130 ЛМЗ и 2-х турбин 
Т-180/210-130 ЛМЗ, работающих на Сургутской ГРЭС-1, более чем за 20-летний 
период показал: 
0
10
20
30
40
П
р
о
то
ч
н
а
я
 ч
а
с
ть
 
П
о
д
ш
и
п
н
и
ки
 
Э
л
е
м
е
н
ты
 
м
а
с
л
о
с
и
с
те
м
ы
 
У
зл
ы
 с
и
с
те
м
ы
 
р
е
гу
л
и
р
о
в
а
н
и
я
 
У
зл
ы
 с
и
с
те
м
ы
 
п
а
р
о
р
а
с
п
р
е
д
е
л
е
н
и
я
 
В
с
п
о
м
о
га
те
л
ь
н
о
е
 
о
б
о
р
уд
о
в
а
н
и
е
, 
тр
уб
о
п
р
о
в
о
д
ы
 
 о
тк
а
з
ы
, 
%
 
145 
 
 
- наличие большого количества повреждений баббитовой заливки подшип-
ников; 
- наблюдается значительный эрозионный износ рабочих лопаток; 
- необходимость выполнения большого объема работ по ремонту элементов 
системы парораспределения (замена штоков, букс и клапанов РК ВД  и 
СД, замена поршневых колец РК ВД,   замена подшипников РК СД в связи 
с их  износом и т.д) 
- необходимость выполнения больших объемов работ по ремонту и замене 
концевых и надбандажных уплотнений, производимых при каждом 
вскрытии цилиндров. 
3.3.2. Исследование дефектов вспомогательного оборудования 
Анализ ремонтной документации по вспомогательному оборудованию 
ПТУ позволил обобщить наиболее характерные дефекты оборудования и работы, 
выполняемые для их устранения. 
Повреждаемость кожухотрубных теплообменных аппаратов паротурбин-
ных установок (ПТУ) определяется, как правило, состоянием их трубных систем 
[194, 195]. При ремонте теплообменного аппарата, остаточный ресурс которого 
исчерпан, для восстановления ресурса в ряде случаев достаточно заменить труб-
ный пучок, при этом корпус аппарата и присоединительные линии по теплоноси-
телям не меняются. В этом случае состояние трубной системы и ее остаточный 
ресурс могут служить критерием при оценке предельного состояния аппарата и, 
следовательно, срока его службы. Нормативный срок службы теплообменных ап-
паратов в соответствии с [200] составляет 30 лет, однако в зависимости от типа 
аппарата, его места в схеме ПТУ,   условий его эксплуатации этот срок может 
значительно изменяться, при этом замену трубных пучков теплообменных аппа-
ратов, как правило, совмещают с   капитальными ремонтами паротурбинной уста-
новки  [11]. 
В табл. 3.6 приведены обобщенные данные по наработке трубных систем и 
аппаратов в целом до их замены, основанные на анализе документации (норма-
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тивной, эксплуатационной, ремонтной) и результатах анкетирования специали-
стов ряда ТЭС. Из представленных данных видно, что на разных ТЭС сроки 
службы трубных систем различаются между собой значительно (в два и более 
раз). Это можно объяснить различием в  условиях эксплуатации аппаратов и их 
конструктивными отличиями — прежде всего применяемыми материалами — и 
качеством изготовления аппаратов.  
Таблица 3.6  
Срок службы теплообменных аппаратов турбоустановок 
Станция 
Срок службы, лет 
Конденсатор ПНД ПВД ПСВ ПСГ МО 
Среднеуральская ГРЭС — 10...12 5...7 — — — 
Верхнетагильская ГРЭС 16...22 11...25 
7...17 
— 9...26 
19...21 
— 12...25 
Нижнетуринская ГРЭС 18…22 24…26 — 6…27 — — 
Качканарская ТЭЦ — 20…22 — 8…33 — — 
Богословская ТЭЦ — — 3…22 11…13 — — 
Прибалтийская ГРЭС — 7…17 — — — — 
Каширская ГРЭС 8 8 8 4 — — 
Ярославская ТЭЦ 12 8 15 12 — — 
ТЭЦ-21 Мосэнерго — — — 12 10 — 
Кураковская ГРЭС — — — 7 — — 
ТЭЦ-20 Мосэнерго — — — — 7…10 — 
Тобольская ТЭЦ 25 25 25 25 25 25 
Тюменская ТЭЦ-2 20 30 30 25 30 20 
Тюменская ТЭЦ-1 —    — 12 
СУ ГРЭС-1 25 30 30 17,5 — — 
СУ ГРЭС-2 18 18 18 18 — — 
Турбоустановки ЗАО 
«УТЗ» 
8…22 13…22 11…12 — 3…27 — 
Нормативы по планово-
предупредительным 
ремонтам 
— 6…8 8…12 12 — — 
Данные 
«Свердловэнергоремонт» 
— 14 — 10 — — 
 
Ниже приведены результаты анализа повреждаемости трубных систем раз-
личных теплообменных аппаратов ПТУ с учетом конкретных особенностей. 
Обобщение данных  [201] по повреждаемости маслоохладителей паровых 
турбин на основе обследования 2100 маслоохладителей на 770 турбинах мощно-
стью 25—800МВт и собственные данные автора позволили сделать следующие 
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выводы: маслоохладители, у которых трубная система выполнена из латуни Л68, 
имеют меньшую надежность, чем маслоохладители с трубками из других матери-
алов. В зависимости от длительности эксплуатации обнаружено два характерных 
периода увеличения повреждаемости: через 1—3 года (отбраковка заводских де-
фектов) и через 10 лет, что может быть связано со сроком службы аппаратов. Ха-
рактерные дефекты маслоохладителей с латунными трубками — коррозионные 
повреждения и трещины. Характерные дефекты маслоохладителей с трубками из 
медно-никелевых сплавов —  повреждения в месте вальцевания с трубной доской. 
У маслоохладителей, имеющих трубки из нержавеющей стали практически не 
наблюдаются повреждения.   
Особенность технического обслуживания маслоохладителей – сложность 
обнаружения дефектных маслоохладителей, что снижает их показатели  ремонто-
пригодности. Требования по надежности маслоохладителей определяются эколо-
гией: попадание масла в охлаждающую воду может  привести к экологическому 
загрязнению водоем и как следствие  к экономическим потерям, превышающим 
стоимость самого аппарата. Таким образом для маслоохладителей недопустимо 
нарушение герметичности даже одной трубки. В связи с этим персонал ТЭС, как 
правило,  регулярно проводит обслуживание маслоохладителей (гидроопрессовки 
в соответствии с инструкциями завода изготовителя) и замену трубных пучков не 
дожидаясь отказов. 
Повреждения трубных систем теплообменных аппаратов, работающих в 
системе регенеративного подогрева питательной воды при исправности систем 
аварийной защиты, как правило, не приводят к катастрофическим последствиям 
для ПТУ.  
Регламент технического обслуживания и ремонта ПВД [11, 202], как пра-
вило, направлен на  восстановление его ресурса; при этом ремонтопригодность 
ПВД является самой низкой из всех аппаратов ПТУ [202]. Ресурс ПВД определя-
ется выходом из строя его коллекторов, ремонт которых оказывается невозмож-
ным или очень дорогостоящим в условиях ТЭС.  
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Особенность повреждаемости ПНД в том, что для них характерна локали-
зация поврежденных трубок в какой-то одной зоне трубного пучка (одном ходе по 
водяной стороне). Зоной  такой локализации может быть, например, узел сброса 
дренажа пара из вышестоящего по основному конденсату подогревателя, узел 
входа пара в подогреватель, периферийные ряды трубок и др. В случае, когда от-
глушаются трубки в пределах одного хода по водяной стороне, даже при неболь-
шой доле отглушенных трубок, значительно увеличивается гидравлическое со-
противление аппарата, и ПНД не может выполнять своей основной функции. 
Такая ситуация сложилась, например, на одном ПНД (ПН-350-16-7 с U- 
образными трубками) турбины Т-180/210-130 Тюменской ТЭЦ-2. В этом аппарате 
было отглушено 3% трубок, однако как показал анализ все трубки были локали-
зованы в одном из шести ходов, таким образом было отглушено около 10% тру-
бок этого хода.   
Аналогичная проблема возникла на турбине типа Т-110/120-130 Ново-
Свердловской ТЭЦ с подогревателем ПН-250-16-7-IIIсв  Повреждения трубок бы-
ли локализованы в зоне, где производился ввод дренажа с подогревателей, стоя-
щих выше по основному конденсату. Несмотря на то, что общее количество от-
глушенных трубок в подогревателе составляло около 9 %, доля поврежденных  
трубок в одном ходе трубного пучка превысила 25 %.  
Для тех случаев, когда наблюдается равномерная повреждаемость трубок 
ПНД по сечению трубного пучка аппарата, отсутствуют единые критерии опреде-
ления сроков замены трубных систем. Так, на Эстонской ГРЭС срок службы без 
замены для всех ПНД (кроме ПНД-1) составлял 12 лет, при этом доля отглушен-
ных трубок в  них  составляла от 18 до 40 %. Доля отглушенных трубок в ПНД 
составила: на Ярославской ГРЭС — до 50 %, ТЭЦ-20 Мосэнерго — до 30 %, Ки-
ришской ГРЭС — до 20 %, Молдавской ГРЭС 12,5 %, Ириклинской ГРЭС — от 
10 до 60 % [203]. 
Трубопроводы и арматура. Повреждаемость этих элементов для разных 
турбоустановок вызывает 4—15% общего числа отказов, при этом повреждения 
трубопроводов, как видно из рис. 3.23, составляют 10% повреждений всего 
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вспомогательного оборудования, а арматуры — соответственно 12 %. Для  
подробного анализа повреждаемости арматуры автором проведено специальное 
исследование — анализ ремонтной документации за несколько лет  (от 5 до 17)  и 
экспертная оценка эксплуатационного персонала по 19 энергоблокам на 
сверхкритические параметры пара мощностью от 300 до 800 МВт Рефтинской 
ГРЭС, Среднеуральской ГРЭС и Сургутской ГРЭС-2. Анализ проводился по ряду 
технологических подсистем энергоблоков (острый пар, основной конденсат, 
питательная вода, растопочный узел и промперегрев и др.) в отличие от данных 
[45] раздельно, что определяется особенностями теплофизических процессов 
(параметров теплоносителей) в каждой из рассматриваемых технологических 
подсистем. Определялось удельное (на единицу арматуры в подсистеме) 
количество ремонтов арматуры в год, nр = Nр/Nа, здесь Nр – количество ремонтов 
арматуры в год в технологической подсистеме, Nа – число единиц арматуры в 
технологической подсистеме. Оценка удельного показателя позволила не 
учитывать общее количество единиц арматуры в технологических подсистемах 
различных энергоблоков.  
Массивы величин для каждого энергоблока у показателя nр конкретной 
технологической подсистемы объединялись за анализируемые периоды по всем 
энергоблокам в единую совокупность с последующей проверкой корректности 
такого объединения по критерию Манна-Уитни [205]. Проведенный анализ 
показал, что данные для nр (удельное количество ремонтов) по каждой 
технологической подсистеме и практически всем рассматриваемым энергоблокам 
образуют статистически однородные совокупности.  
На рис. 3.32 приведено распределение средней величины показателя nр по 
различным технологическим подсистемам энергоблоков.  
Из рис. 3.32 видно, что наибольшее количество ремонтов приходится на 
арматуру подсистемы промперегрева пара, предохранительных клапанов и 
растопочного узла котла. Наименьшая величина nр зафиксирована для  
подсистемы основного конденсата и питательной воды. 
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Рис. 3.32. Удельное количество ремонтов арматуры по технологическим подсистемам 
энергоблоков мощностью 300…800 МВт 
На рис. 3.33 представлено распределение показателя nз = Nз/Nр, 
характеризующего относительное количество замен арматуры (Nз) к общему 
количеству ее ремонтов (Nр). Из рис. 3.33 видно, что величина nз возрастает с 
увеличением мощности энергоблоков. Это связано, по нашему мнению, с тем, что 
при увеличении мощности энергоблока возрастают размеры (условный диаметр) 
арматуры, увеличивается трудоемкость ремонта, который более целесообразно 
проводить на специализированных предприятиях.  
Анализ корреляционной связи между ремонтами арматуры и 
длительностью ремонтов энергоблоков показал, что эта связь мала, 
следовательно, объемы ремонта арматуры не зависят от типа ремонта блока 
(капитальный, средний или текущий).  
 
Рис. 3.33. Отношение количества замен арматуры к общему количеству ее ремонтов для 
энергоблоков мощностью 300…800 МВт. 
Анализ повреждаемости арматуры в зависимости от ее назначения без 
разбивки по технологическим подсистемам показал, что и для энергоблоков и для 
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станций с поперечными связями наибольшее количество повреждений имеют 
клапаны (обратные — 22%  и отсечные — 21%). Наибольшее время требуется для 
ремонта задвижек – 39% общего времени восстановления всей арматуры. 
В рамках исследования, на основе обобщения данных автора и работы [45], 
выполнен анализ для определения наиболее характерных повреждений и 
основных причин повреждаемости различных типов арматуры.  
Результаты анализа для арматуры, работающей на станциях с 
поперечными связями, представлены на  д   е    
рис. 3.34. Из представленных данных видно, что наибольшее количество 
повреждений приходится на протечки вдоль штока через сальники, а также на 
повреждение самих штоков и затворов. Для арматуры, работающей на 
энергоблоках, результаты аналогичны. 
По причинам возникновения повреждений анализ показал следующие 
результаты: 
- у вентилей, задвижек и регулирующей арматуры до 45% дефектов вызва-
ны недостатками эксплуатации; 
- у отсечных клапанов – до 42% повреждений вызваны конструктивными 
недостатками; 
- значительное количество повреждений вызвано недостатками ремонта — 
для обратных клапанов до 42%. 
 Анализ повреждаемости трубопроводов турбоустановок энергоблоков, 
выполненный за 10-летний период, показал, что наибольшее количество 
повреждений происходит на трубопроводах промперегрева (рис. 3.35). 
По результатам выполненного анализа установлено, что основные причи-
ны повреждений трубопроводов — недостатки эксплуатации (35%) и дефекты 
монтажа (28%). Необходимо отметить и невысокое качество изготовления дета-
лей трубопровода – 12,4% всех повреждений трубопроводов вызваны технологи-
ческими дефекты изготовления. 
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Рис. 3.34. Распределение дефектов арматуры: 1 — пропуск среды через штоковый сальник; 2 — 
пропуск среды через корпусной сальник;  3 — повреждение корпусных деталей; 4 — поврежде-
ние деталей затвора и штока;  5 — разуплотнение фланцевого соединения корпуса с крышкой; 6 
— повреждение механической части приводов;  7 — дефекты элементов схем управления; 8 — 
прочие повреждения 
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Рис. 3.35. Распределение повреждений трубопроводов: 1 — паропроводы свежего пара; 2 — 
паропроводы горячего промперегрева; 3 — паропроводы холодного промперегева; 4 — 
питательные трубопроводы; 5 — прочие трубопроводы.   
3.4. Определение приоритетных направлений повышения надежности 
турбин и турбинного оборудования 
Обобщение результатов комплексного статистического анализа надежно-
сти работы турбин и вспомогательного турбинного оборудования в различных 
условиях эксплуатации, выполненного более чем по 800 паротурбинным  уста-
новкам мощностью 100 — 800 МВт разных типов и разных заводов-
изготовителей, которые представлены в разделах 3.1—3.3 позволило определить 
критические (наиболее повреждаемые) узлы (детали) турбин и вспомогательного 
турбинного оборудования, лимитирующие надежность турбоустановки: системы 
регулирования и парораспределения, подшипники и система тепловых расшире-
ний турбин, трубные пучки теплообменных аппаратов.   
Для повышения показателей надежности работы турбоустановки в первую 
очередь необходимо устранить причины, приводящие к отказам узлов (деталей) и 
как следствие к неплановым остановам оборудования. 
Как показали результаты выполненного исследования, распределение де-
фектов, приводящих к отказам основных узлов турбин, практически одинаково 
для всех типов турбин. При этом большинство дефектов, приводящих к отказам 
турбин, зафиксированы в элементах систем регулирования и подшипниках. 
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Большинство отказов  системы регулирования вызваны механическим из-
носом деталей; низким качеством масла и качеством изготовления деталей. Это 
обусловлено применением традиционных гидромеханических систем регулирова-
ния турбин. Переход на электрогидравлические системы автоматического регули-
рования на микропроцессорной технике, в которых отсутствует большинство по-
вреждаемых в традиционных системах деталей, позволит снизить общее количе-
ство отказов турбин на 15—20 %. 
У подшипников турбин наиболее распространены дефекты баббитовой за-
ливки, которые проявляются в изменении вибрационного состояния турбин, течи 
масла вдоль вала из подшипников. Реализация систем вибромониторинга, осу-
ществляющего непрерывный контроль за состоянием подшипников, позволит 
предотвращать неплановые остановы, вызванные дефектами баббитовой заливки, 
и, тем самым, снизить общее количество отказов турбин на 2,0—5,0 %, а также, 
соответственно, уменьшить время неплановых простоев турбин на 4,0—6,0 %. 
Разработка мероприятий по предотвращению течи масла из подшипников снизит 
общее количество отказов турбин на 0,5—1,0 % и время неплановых простоев на 
1,0 – 1,5 %. Еще до 0,5 % общего количества отказов турбин могут быть предот-
вращены за счет повышения качества масла. 
По системе парораспределения турбин значительное число повреждений 
происходит в механизме парораспределения из-за заклинивания опорных под-
шипников кулачкового распределительного вала и, как следствие, разрушения се-
паратора подшипника. Устранение причин заклинивания подшипников позволит 
снизить общее количество отказов турбин на 1,8—4,2 % и уменьшить время не-
плановых простоев на 0,8—2,9 %. Также значительное число неплановых остано-
вов турбин вызвано повреждениями регулирующих клапанов, вследствии меха-
нический износа штоков, букс и  резьбовых соединений штока с другими элемен-
тами из-за длительной эксплуатации. Оптимизация сроков ремонта систем паро-
распределения позволит снизить общее количество отказов турбин на 1,1—2,5 % 
и соответственно уменьшить время неплановых простоев на 0,5—1,7 %. 
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Выполнение всего комплекса работ, перечисленных выше позволит сни-
зить количество неплановых остановов турбин на 20—30 %.  
Результаты выполненного исследования  показали, что количество дефек-
тов, приводящих к отказам, составляет менее 3 % дефектов, выявляемых во время 
капитальных ремонтов, при этом большинство дефектов, выявляемых в капиталь-
ные ремонты, как правило, не проявляются в процессе эксплуатации. Это обосно-
вывает необходимость изменения подходов к ремонту, и может позволить сокра-
тить время и стоимость плановых ремонтов.. Соответственно разработка меро-
приятий, направленных на уменьшение таких дефектов позволит значительно со-
кратить время и стоимость плановых ремонтов.  
Реализация методов, обеспечивающих нормальные тепловые расширения 
турбин в течении нескольких межремонтных периодов, сокращает объем работ во 
время ремонта, а также повышает технико-экономические показатели оборудова-
ния, за счет сокращения времени пуска турбин.  
Для отдельных типов турбин эти результаты могут значительно изменить-
ся, так, например, устранение причин заклинивания подшипников механизма па-
рораспределения у турбин Т-100/110-130 УТЗ позволяет уменьшить число непла-
новых остановов на 20 %, что подтверждено опытом эксплуатации.  
По вспомогательному оборудованию приоритетной является задача опти-
мизации срока замены трубных пучков теплообменных аппаратов, а также повы-
шение надежности арматуры; решение этих задач позволит исключить остановы 
турбоустановок, вызванные соответствующим оборудованием и снизить количе-
ство неплановых остановов турбоустановок на 16 %. 
3.5. Выводы 
1. По результатам выполненного комплексного исследования показате-
лей надежности основного и вспомогательного оборудования по 300 энергобло-
кам мощностью от 200 до 800 МВт установлено, что турбины всех типоразмеров, 
работающие в составе энергоблоков, имеют более высокие показатели надежно-
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сти, чем блоки в целом, при этом изменение этих показателей оказывает суще-
ственное влияние на изменение показателей всего блока. 
2. Показано, что неплановые остановы энергоблоков вызваны  отказами 
турбин (16 %), вспомогательного турбинного оборудования (8,6 %), арматуры 
(8,1 %), трубопроводов (2,1 %).  
3. На основе отказов турбин и турбинного оборудования более чем по 
800 паротурбинным  установкам мощностью 100—800 МВт разных типов и раз-
ных заводов-изготовителей установлено,  что доля отказов и доля времени вос-
становления из-за повреждений элементов каждой группы (проточная часть, под-
шипники, САР и т.д.)  практически  для  всех типов турбин имеют близкие значе-
ния. 
4. По результатам выполненного комплексного исследования показате-
лей надежности основного и вспомогательного оборудования турбоустановок 
определены критические узлы (элементы) оборудования турбоустановки: системы 
регулирования (до 28%) и парораспределения турбин (до 20,6 %   у турбины   
Т-100/110-130 ЗАО «УТЗ»), подшипники (до 25 %) и система тепловых расшире-
ний турбин, трубные пучки теплообменных аппаратов; выявлены типовые повре-
ждения их причины и признаки возникновения. 
5. На основе сравнительного анализа данных по повреждениям, выяв-
ленным во время ремонтов однотипных турбин, работающих на разных электро-
станциях и  дефектов, выявленных на одной турбине в течение нескольких капи-
тальных ремонтов  определены наиболее характерные дефекты для турбин типа 
Т-110/120-130 ЗАО УТЗ, Т-175/210-130 (Т-185/220-130) ЗАО УТЗ, К-100-90 ОАО 
ЛМЗ, К-200-130 ЛМЗ, Т-180/210-130 ЛМЗ. 
6. На основе анализа повреждаемости арматуры установлено, что коли-
чество ремонтов арматуры; при этом   возрастает с увеличением мощности энер-
гоблоков, при этом объемы ремонта арматуры не зависят от типа ремонта блока 
(капитальный, средний или текущий).  
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7. Определены и обоснованы  приоритетные направления работ, реали-
зация которых обеспечит повышение надежности турбоустановок и позволит сни-
зить количество неплановых остановов на 20—30%.   
8. Полученные результаты могут быть использованы для создания банка 
данных по дефектам, являющимся причинами отказов и повреждений основных 
узлов турбин, определения влияния отдельных дефектов на надежность турбины, 
определения ресурса узлов турбины, оценки целесообразности поузлового ремон-
та, формировании объемов ремонта, а также при разработке систем мониторинга 
и диагностики. Полученная и обобщенная в выполненном исследовании  инфор-
мация необходима разработчикам (проектировщикам) новых турбин, особенно с 
точки зрения обеспечения их ремонтопригодности. 
. 
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4. РАЗРАБОТКА И РЕАЛИЗАЦИЯ МЕТОДОВ ПОВЫШЕНИЯ НАДЕЖНОСТИ РАБОТЫ 
СИСТЕМ ПАРОРАСПРЕДЕЛЕНИЯ И АВТОМАТИЧЕСКОГО РЕГУЛИРОВАНИЯ ТУРБИН 
Результаты исследований, представленные в настоящей главе, опубликова-
ны в работах автора [293, 297, 309, 310, 313, 317, 318, 323, 328, 340, 343, 344]. 
4.1. Технико-экономическое обоснование целесообразности 
выполнения реконструкции гидродинамических систем 
регулирования  вместо их ремонта 
Анализ работы систем автоматического регулирования и защит паровых 
турбин показывает, что установленные на большинстве турбин гидравлические 
САРиЗ не отвечают современным требованиям по точности поддержания задан-
ных параметров, особенно при ухудшении качества масла, требуют значительных 
трудозатрат на ремонт и наладку. Кроме того, как показано в главе 3, на большом 
парке турбин САРиЗ физически изношены и практически не ремонтопригодны. 
В настоящее время на многих электростанциях России находятся в эксплуа-
тации теплофикационные турбоагрегаты мощностью от 4 до 50 МВт с давлением 
свежего пара 2,9 МПа, отработавшие более 25...60 лет. Большинство этих турбин 
обеспечивают теплоснабжение городов и ответственных промышленных потре-
бителей. 
Учитывая режимы работы этих турбин и состояние основных узлов (цилин-
дры, ротора, подшипники) эти турбины могут проработать еще длительное время 
при выполнении качественных капитальных ремонтов. 
Анализ причин неплановых остановов 25 турбин мощностью от 6 до 
50 МВт, работающих на 5 электростанциях, выполненный автором, показал, что 
основной причиной неплановых остановов являются дефекты систем автоматиче-
ского регулирования, возникающие из-за износа элементов. На рис. 4.1, в качестве 
примера показаны  элементы системы регулирования турбин типа «Т» износ ко-
торых, по результатам анализа повреждаемости (см. главу 3), наиболее часто вы-
зывает отказ системы регулирования.    
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Рис. 4.1. Повреждаемые элементы системы автоматического регулирования турбин: 1 – регуля-
тор частоты вращения; 1.1 – мембранно-ленточный усилитель; 1.2 – промежуточный сервомо-
тор; 1.3 – синхронизатор; 2 – регулятор давления; 2.1. – мембранно-ленточный усилитель; 2.2 – 
промежуточный сервомотор; 2.3 – синхронизатор; 2.4 – изодромное устройство; 4,7,8 – дроссе-
ли; 5 – переключатель; 6 – выключатель; 9 – отсечные золотники; 10 – сервомотор 
При этом остановы оборудования, вызванные износом деталей в системе 
регулирования турбины, носят длительный характер и, как правило, повторяются 
многократно. Так, турбина типа ПР-12-29 ЛМЗ 1939 г. выпуска в 2004 году более 
1,5 месяцев находилась в ремонте для устранения дефектов САРиЗ, а летом 2005 
года по той же причине вновь находилась в ремонте более 1,5 месяцев. При этом 
основные проблемы системы так и не были решены. На другой ТЭЦ, где работает 
7 турбоагрегатов типа АТ-25-1 ЛМЗ, АП-25-2 ЛМЗ 1939—1957 г. выпуска в 2003 
году произошло 5 неплановых остановов, вызванных дефектами САР, из них 2 из-
160 
 
 
за поломки регулятора скорости; в 2004 году также произошло 5 неплановых 
остановов, вызванных дефектами САРиЗ, из них 3 из-за поломки регулятора ско-
рости. Схожие проблемы наблюдаются на многих аналогичных турбинах, что 
свидетельствует об общем полном износе систем автоматического регулирования 
указанного оборудования. На рис. 4.2, в качестве примера представлены данные о 
времени простоя турбоагрегатов  ст. №3 и 5 Свердловской ТЭЦ из-за ремонта 
гидромеханических систем регулирования турбин в 2003—2006 гг. 
 
 
Рис. 4.2. Время ремонта систем регулирования  в 2003—2006 гг.:  а –  т/а №3 Свердловской 
ТЭЦ,  б – т/а №5 Свердловской ТЭЦ 
Суммарное время ремонта систем регулирования за трехлетний период со-
ставило по турбоагрегату № 3 — 7147часов,  по турбоагрегату № 5 – 4201 часов. 
Анализ показал, что эти турбины имеют устаревшие физически и морально 
гидродинамические системы регулирования, которые, не обеспечивают достаточ-
ной точности поддержания регулируемых параметров — частоты вращения, 
мощности, давления в отборе. Кроме того, гидродинамические системы регулиро-
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вания и защиты имеют низкую ремонтопригодность, которая проявляется в сле-
дующем: 
- сложность и  невысокая точность настройки,   большие трудозатраты по 
наладке САРиЗ после ремонта; 
- сложность настройки и испытания системы защиты от разгона 
(автомата безопасности и его золотников), недостаточная её надёжность  
и невозможность прогнозирования её состояния; 
- большая степень нечувствительности САРиЗ. 
За длительный период эксплуатации  многие элементы гидродинамических 
систем изношены и требуют замены. Т.к. эти турбины отработали более 300 — 
400 тыс. часов (т.е близко к парковому ресурсу), то для них как правило, преду-
сматриваются только работы по ремонту без  модернизации или реконструкции 
узлов. 
Анализ ремонтной и эксплуатационной документации показал, что для при-
ведения в работоспособное состояние САРиЗ этих турбин необходимо выполне-
ние их капитального ремонта с заменой большинства элементов на новые. Для 
многих типов турбин, отработавших более 30 лет, заводы-изготовители прекрати-
ли выпуск запасных частей; в этом случае для выполнения ремонта необходимо 
изготовление деталей по индивидуальным заказам, что значительно увеличивает 
их стоимость.  В связи с этим, ремонт изношенных САРиЗ бывает, как правило, 
дорогим и часто неэффективным (стоимость восстановительного ремонта САРиЗ 
может составлять несколько млн. рублей). 
Обобщение опыта эксплуатации показало, что отремонтированная гидроди-
намическая система регулирования даже после капитального ремонта имеет не-
высокую надежность, что приводит к неплановым остановам турбоагрегата. При 
этом неплановые остановы и простои теплофикационных турбин приводят к су-
щественным финансовым потерям: затраты на восстановительный ремонт САРиЗ, 
недовыработка электроэнергии при вынужденном отпуске пара непосредственно 
от котлоагрегатов, штрафные санкции со стороны потребителя при нарушении 
электростанцией договорных обязательств и др. 
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В главе 1 настоящей работы показано, что в настоящее время на многих 
турбинах большой мощности выполняется реконструкция гидравлических систем 
регулирования с переходом на электрогидравлические  с использованием микро-
процессорной техники.  Применение таких систем позволяет: 
- повысить надежность эксплуатации САРиЗ; 
- исключить отказы из-за повреждений гидравлической части САРиЗ; 
- снизить объемы ремонтных и наладочных работ;  
- повысить уровень автоматизации турбоустановки и облегчить ее обслу-
живание, в том числе  автоматизировать проверку работоспособности 
САРиЗ согласно [10]; 
- повысить точность поддержания параметров работы системы регулирова-
ния. 
Автор считает целесообразным  на турбинах малой мощности, при наличии 
высокого износа деталей  гидродинамических САРиЗ, вместо ремонта изношен-
ной гидравлической системы регулирования проводить ее реконструкцию (замену 
на электрогидравлическую, изготовленную на базе микропроцессорных контрол-
леров).  
Реконструкция может быть выполнена в двух вариантах: 
1) замена отдельных узлов САРиЗ; 
2) комплексная замена САРиЗ. 
Как показывает опыт эксплуатации и реконструкции, наиболее предпочти-
тельна комплексная модернизация САРиЗ, однако, в ряде случаев замена даже от-
дельных гидравлических узлов на электрические или электрогидравлические поз-
воляет улучшить эксплуатационные характеристики САРиЗ в целом, ее надеж-
ность и ремонтопригодность.  
При оценке объемов реконструкции (комплексная или частичная) предлага-
ется использовать критерии  удельной величины затрат на  повышение общей 
надежности оборудования и коэффициента затрат на повышение надежности, 
представленные в главе 2. 
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При переходе на электрогидравлические САРиЗ на базе микропроцессор-
ных контроллеров существенно повышается надёжность работы, т.к. исключают-
ся все основные механические (рычажные) и гидравлические узлы,  исключается 
большое количество маслопроводов, снижается пожароопасность и требования к 
чистоте масла, уменьшается количество узлов обслуживания и настройки гидрав-
лической части. Кроме того при такой реконструкции  имеется возможность сни-
зить пульсации и  повысить степень затухания колебаний в системе регулирова-
ния. После реконструкции снижаются пульсации сервомоторов, а также динами-
ческие нагрузки на элементы механических передач, что как следствие приводит 
к снижению износа в сопрягаемых элементах и  обеспечению длительной эксплу-
атационной надёжности системы регулирования турбины. 
На основе обобщённых моделей системы регулирования частоты вращения 
паровой противодавленческой турбины (типа Р) малой мощности, разработанных 
В.Б.  Новоселовым [204] выполнен расчет переходных процессов при внесении 
возмущения в гидромеханическую систему и электрогидравлическую, изготов-
ленную на базе микропроцессорных контроллеров. 
Обобщённое характеристическое уравнения системы регулирования часто-
ты вращения  с ПД-регулятором имеет вид  
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  (4.1) 
где безразмерные постоянные времени (коэффициенты) определяются следую-
щим образом: 
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  (4.2) 
k – коэффициент усиления. 
Значения постоянных времени сервомотора (Тс) и внутренних паровых 
объёмов (Тпо) были приняты по данным УТЗ, т.к. они имеют  незначительные раз-
личия для всех турбин, а  постоянная времени ротора турбины (Тδ) была принята 
1,4 что соответствует противодавленческой турбине. 
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На основе расчета построен график работы системы регулирования при 
сбросе нагрузки (рис. 4.3), показывающий изменение реакции САР при переходе к 
ЭГСР. Он демонстрирует с одной стороны, снижение заброса оборотов (динами-
ческого повышения частоты вращения ЧВ), с другой стороны повышение степени 
затухания колебаний (с примерно 47% до 90%). Несмотря на то, что демонстриру-
ется конкретный случай, результат его может быть распространён на все виды 
возмущений, в том числе при небольших возмущениях в процессах эксплуатации. 
При больших возмущениях это приводит к повышению надёжности за счёт сни-
жения частоты вращения (уменьшаются центробежные силы), при эксплуатаци-
онных (малых) возмущениях к повышению устойчивости за счёт снижения коле-
бательности и как результат к снижению износа механогидравлической части 
САР.    
 
Рис. 4.3. Переходные процессы по повышению частоты вращения  при сбросе нагрузки в гид-
ромеханической и электрогидравлической системах регулирования. 
Следует также отметить, что в ряде случаев стоимость изготовления и вос-
становления гидравлических узлов и деталей сопоставима со стоимостью новых 
электрических узлов. 
Как показывает опыт апробации таких решений на ряде турбин, которым 
характерны малая единичная мощность, низкие начальные параметры и относи-
тельно простая тепловая схема,  это экономически целесообразно и высокоэффек-
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тивно — затраты на реконструкцию соизмеримы с затратами на ремонт. При этом 
за счет исключения неплановых простоев и как следствие исключения недовыра-
ботки электроэнергии окупаемость реконструкции происходит в короткие сроки. 
Для турбины мощностью 20 МВт при отпускной цене электроэнергии 
50 копеек за кВт·ч (работы выполнялись в 2004—2006 гг.) финансовые потери от 
недовыработки электроэнергии составляют 240 тыс. рублей в сутки. 
Учитывая, что стоимость замены САРиЗ на электрогидравлическую (в те же 
годы) составляла ориентировочно 2,5—3,0 млн. рублей, то системы окупалась при 
исключении суммарного простое турбоагрегата на срок 10—12 суток. 
На рис. 4.4,  в качестве примера представлены данные о времени всех ти-
пов ремонта турбоагрегата   5 Свердловской ТЭЦ после замены  гидромеханиче-
ской системы регулирования турбин на электрогидравлическую за период  2007—
20013 гг. Простои июне-сентябре 2007г и июне-августе 2012г вызваны выполне-
нием плановых капитальных ремонтов турбины. Таким образом в межремонтный 
период наблюдалось только два текущих ремонта (не связанных с САР).  
 
Рис. 4.4. Суммарное время текущих, средних, капитальных, аварийных ремонтов т/а №3 Сверд-
ловской ТЭЦ в 2007—2013гг 
Была обоснована замена систем регулирования 6 турбин Свердловской и 
Богословской ТЭЦ. 
Анализ эксплуатации турбин с реконструированной  системой регулирова-
ния показал, что к достоинствам  электрогидравлических систем следует также 
отнести: 
- высокие показатели качества регулирования параметров; 
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- возможность устранения неисправностей и осуществления настройки си-
стемы без останова турбины; 
- снижение требований к качеству масла; 
- снижение требований к квалификации ремонтного и наладочного 
персонала (в связи с отсутствием наиболее сложных гидравлических 
устройств). 
Реконструкции подвергались САРиЗ турбин малой мощности, отработав-
шие свой парковый ресурс. При этих реконструкциях основной эффект достигал-
ся за счет упрощения гидравлической части САРиЗ, уменьшения объемов ре-
монтных работ и, как следствие, повышения надежности работы системы автома-
тического регулирования. Возможности электрических САРиЗ по обеспечению 
высокой точности поддержания параметров частоты и мощности для этих турбин 
были мало востребованы. 
В последнее время в связи с ужесточением требований по поддержанию ча-
стоты и  мощности генерирующего оборудования [206—208] участие в общем 
первичном, нормированном первичном и автоматическом вторичном регулирова-
нии частоты стало учитываться при определении стоимости электроэнергии 
(ставки за мощность). Кроме того,  в соответствии с требованиями системного 
оператора  [209, 210] любое отклонение от планового почасового объема произ-
водства электроэнергии может привести к значительным финансовым потерям. 
Это также делает актуальной реконструкцию САРиЗ малых турбин, на которых 
существующая система не позволяет выполнить, указанные выше требования. 
Таким образом, опыт внедрения электрогидравлических систем регулиро-
вания и анализ экономической эффективности этих работ, выполненный автором, 
показали, что для турбин малой мощности, , имеющих значительный износ дета-
лей систем регулирования, и вызванные этой причиной длительные простои в ре-
монте,  целесообразно вместо капитального ремонта гидравлической  САРиЗ вы-
полнить ее реконструкцию с переходом на электрогидравлическую, что позволит 
значительно повысить надежность турбины и продлить ее срок эксплуатации.  
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Предлагается при формировании объемов ремонта проводить сравнение 
стоимости и сроков ремонта существующей гидромеханической системы с соот-
ветствующими показателями для реконструкции системы. При проведении срав-
нения учитывать продолжительность неплановых простоев турбины из-за дефек-
тов системы регулирования и стоимость потерь от недовыработки тепло и элек-
троэнергии.  
4.2. Разработка методик диагностирования системы автоматического 
регулирования турбин в процессе эксплуатации 
Как показано в главе 3, надежность системы автоматического регулирова-
ния и защиты  турбины  в значительной мере определяет надежность работы па-
ротурбинной установки  в целом. В связи с этим к надежности САРиЗ предъявля-
ются высокие требования; так, по оценке [84], интенсивность потока отказов сра-
батывания системы защиты должна быть не более 1,25—10-6 1/ ч. Для обеспече-
ния такого уровня надёжности комплексная система мониторинга и диагностики 
турбины должна включать в себя модуль диагностики  состояния САРиЗ, непре-
рывно реализующий следующие основные функции: 
- выявление отклонений в работе САРиЗ и тенденций их развития; 
- своевременное оповещение эксплуатационного персонала о возникнове-
нии и уровне отклонений в работе САРиЗ. 
Модуль диагностики должен обеспечивать обоснованность   принятия ре-
шения о возможности и условиях (режимах) дальнейшей работы турбоагрегата. 
Не менее важной задачей, решаемой модулем  диагностики системы регу-
лирования турбины,  является формирование объективного представления о фак-
тическом состоянии САРиЗ для определения объёмов и сроков ремонтных работ.  
Имеющаяся на сегодняшний день статистика повреждаемости, представ-
ленная в главе 3, основанная на данных работ [45, 46, 211,] и  на собственных 
данных автора, оперирует данными практически только по механогидравличе-
ским и гидродинамическим САРиЗ  паровых турбин.  
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Дефекты, возникающие в этих типах САРиЗ, проявляют себя различным 
образом: 
- ухудшением устойчивости главных сервомоторов в стационарных и пере-
ходных режимах, что снижает точность и стабильность поддержания ре-
гулируемых параметров и способствует повышению износа деталей, в 
особенности парораспределения; 
- внезапными резкими изменениями нагрузки (как сброс, так и наброс), 
вплоть до останова турбины, что дополнительно ухудшает стабильность 
работы всей электростанции. 
Дефекты САРиЗ могут не проявляться в процессе работы турбины, но вы-
являются при наступлении аварийной ситуации или при проведении регламент-
ных испытаний в форме отказов – это относится, как правило, к механическому 
автомату безопасности, его золотникам и предохранительным клапанам регули-
руемых отборов пара. Последний вид дефектов наиболее неприятен, поскольку 
напрямую связан с обеспечением безопасности работы турбины. 
В настоящее время планирование ремонтных работ производится фактиче-
ски только в соответствии  с регламентом текущих, средних и капитальных ре-
монтов, т.к. в процессе эксплуатации практически невозможно определить и 
идентифицировать фактическое состояние элементов гидравлической части САР. 
Даже в тех случаях, когда тестирование (расхаживание) элементов защиты (авто-
матов безопасности и их золотников) проводится в соответствие с регламентом 
регулярно раз в две недели, их состояние в промежутках между испытаниями не 
определено и вероятность их последующего отказа весьма высока. 
При планировании ремонтов исходят из информации о состоянии механо-
гидравлических САРиЗ, полученной: 
- в процессе эксплуатации — по фактическим отказам; 
- перед выводом в ремонт — по снятым при помощи переносной ап-
паратуры формулярным характеристикам; 
- на остановленной турбине — при разборке узлов. 
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Результаты анализа отчетной документации по ремонтам турбин, представ-
ленные в главе 3, показывают, что при  капитальных ремонтах дефекты узлов си-
стемы регулирования составляют порядка 8% всех дефектов турбины. При этом 
значительная часть этих дефектов требует большого объема восстановительных 
работ  и не может быть устранена в текущие и средние ремонты. 
Как показал анализ эксплуатационной документации, выполненный авто-
ром, в настоящее время контроль состояния САРиЗ механогидравлического типа 
производится периодически (как правило, перед и после ремонта) вручную с при-
менением методов тестовой диагностики, базирующейся  на сопоставлении ре-
зультатов контроля с эталонными характеристиками. При этом некоторые меро-
приятия по техническому обслуживанию элементов САРиЗ, выполняемые перио-
дически в процессе эксплуатации, одновременно являются диагностическими, 
например расхаживание стопорных клапанов есть одновременно их тестовая диа-
гностика  на основе анализа зависимости положения автозатвора от давления 
масла над золотником или под поршнем.   
Приведённые выше результаты анализа повреждаемости показывают, что 
отказы элементов САРиЗ могут происходить во всех звеньях: датчиках, усили-
тельных элементах, исполнительных механизмах и в узлах парораспределения. 
Для объективного контроля и диагностики замкнутых систем, к которым очевид-
но относится и САРиЗ паровой турбины, требуется наличие датчиков (обратных 
связей) во всех звеньях контура: только в этом случае появляется возможность 
идентификации элемента, работа которого нарушена. Даже эта возможность дале-
ко не всегда может быть реализована, поскольку в замкнутом контуре в процессе 
работы нарушение в работе одного элемента нарушает работу всего контура («ка-
чает регулирование») и выявление «нарушителя» может оказаться непростой за-
дачей. 
В механогидравлической и гидромеханической САРиЗ турбины реализация 
такой всеобъемлющей системы контроля и диагностики на постоянной основе 
(поставить датчики на все элементы контура) вряд ли возможна и по конструк-
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тивным и по экономическим соображениям — это оказывается сложным, дорогим 
и ненадёжным решением. 
Совсем другим оказывается положение при оснащении турбины микропро-
цессорной  электрогидравлической системой регулирования и защиты (ЭГСРиЗ) 
[141, 212]: в этом случае все элементы импульсной части (датчики, регуляторы) и 
электрогидравлические преобразователи (ЭГП) контролируются в электрической 
части (ЭЧСРиЗ), которая к тому же выполняется дублированной, что повышает 
надёжность такого контроля. 
Для решения задач диагностики состояния САРиЗ турбины в целом требу-
ется дополнительно обеспечить контроль исполнительных механизмов (сервомо-
торов) и элементов парораспределения: как самих клапанов, так и механической 
передачи,  т.е. гидромеханической части (ГМЧ). В составе собственно ЭГСРиЗ 
мало средств (датчиков), позволяющих осуществлять сколько—нибудь полно-
ценную диагностику ГМЧ системы регулирования, в связи с чем требуется уста-
новка дополнительных датчиков. 
Задача упрощается при реализации модуля мониторинга и диагностики СА-
РиЗ в составе АСУ ТП турбоустановки, т.к. в  ней традиционно закладываются 
такие, например, измерения, как расходы пара в турбину и в отборы, температуры 
металла и т.п. Для полноценной диагностики необходимо дополнительно обеспе-
чить контроль положения регулирующих клапанов, давления пара за клапанами и 
давления рабочей жидкости в полостях сервомоторов. До последнего времени эти 
измерения выполнялись  средствами местного контроля, что не позволяло реали-
зовывать модуль мониторинга и диагностики регулирования турбины. 
При условии выполнения обозначенных выше требований система диагно-
стики САРиЗ турбины может быть реализована как автоматический дополнитель-
ный модуль, работающий в составе АСУ ТП или комплексной системы монито-
ринга турбоагрегата, совместно с ЭГСРиЗ турбины и выполняющий следующие 
основные задачи: 
 постоянный сбор информации о состоянии ЭГСРиЗ с первичных датчиков; 
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 формирование базовых зависимостей (характеристик) ЭГСРиЗ, принимае-
мых за эталон, при наладке и вводе ЭГСРиЗ в эксплуатацию; 
 периодическое (например, раз в месяц) формирование типовых зависимо-
стей (характеристик) ЭГСРиЗ за последний контролируемый период; 
 контроль за текущим состоянием ЭГСРиЗ и формирование информацион-
ных сообщений об отклонениях её (ЭГСРиЗ ) состояния от эталонного и их дина-
мике, в том числе мгновенных сообщений о недопустимых отклонениях. 
В соответствии с общими принципами, касающимися последовательности 
разработки комплексной системы мониторинга состояния паротурбинной уста-
новки, представленными в разделе 2.5.2 настоящей работы, выполнена разработка 
модуля мониторинга системы регулирования паровой турбины. Ниже представ-
лены основные параметры этого модуля (подсистемы). 
Основная функция — поддержание в определенных пределах регулируе-
мого параметра (частоты вращения, давления пара в отборе). 
Параметры качества— степень неравномерности, степень нечувствитель-
ности, величина срабатывания автомата безопасности. 
Параметры состояния:  
- частота вращения ротора; 
- давление пара в регулируемом  отборе; 
- положение регулирующих органов парораспределения.  
Условия работоспособности — отсутствие отклонений регулируемых па-
раметров за заданные пределы. 
Отказы: 
-  самопроизвольное изменение нагрузки;  
- броски частоты вращения ротора на холостом ходу турбины; 
- качание давления в отборе.  
Граница работоспособности: 
- степень неравномерности 4—5%; 
- степень нечувствительности по частоте вращения не более 0,3%; 
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- степень нечувствительности регулирования давления пара в отборах 
и противодавления при давлении в отборе 0,25 МПа и выше не более 
2 %.   
Для оценки указанных параметров в процессе эксплуатации агрегата моду-
лем диагностики должны автоматически формироваться ряд типичных парамет-
рических  зависимостей, характеризующих работу ЭГСРиЗ (табл.4.1) 
При реализации контроля и получении зависимостей системы регулирова-
ния и защиты в объёме табл. 4.1 могут быть автоматически получены (рассчита-
ны)  в процессе эксплуатации основные параметры, характеризующие состояние и 
настройку системы  регулирования  и  защиты,  наиболее  значимые  из  которых  
представлены  в  табл. 4.2.  
Таблица 4.1   
Параметрические зависимости, формируемые при диагностике САР 
№ 
п/п 
Наименование зависимости 
1 Расход пара в турбину – положение сервомотора ЧВД 
2 Расход пара в турбину – мощность турбины 
3 Положение регулирующих клапанов (РК) ЧВД (ЧСД) – положение 
сервомотора ЧВД (ЧСД) 
4 Давление за клапанами ЧВД (ЧСД) – положение сервомотора ЧВД (ЧСД) 
5 Усилие сервомотора ЧВД (ЧСД, ЧНД) – положение сервомотора ЧВД (ЧСД, 
ЧНД)  
7 Усилие сервомотора ЧСД (ЧНД) – давление пара в камере производственного  
(отопительного) отбора  
8 Давление пара в камере  регулирующей (1-й) ступени – положение 
сервомотора ЧВД 
9 Давление пара в камере  регулирующей (1-й) ступени – расход пара в турбину 
10 Положение автозатворов стопорных (защитных) клапанов – давление масла 
над золотниками автозатворов 
11 Положение автозатворов стопорных (защитных) клапанов – давление масла 
под поршнями автозатворов 
 
Результаты работы модуля диагностики ЭГСРиЗ, представленные в табл. 
4.2, характеризуют её статические зависимости, которые желательно дополнить 
динамическими характеристиками исполнительных механизмов (сервомоторов, 
автозатворов). Для этого необходимо реализовать в ЭГСРиЗ или в модуле диагно-
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стики режим «аварийного среза» с небольшим объёмом фиксируемой базы дан-
ных, но отностительно большой частотой опроса (желательно с периодом цикла 
не более 20 мс, лучше 5—10 мс). Общая продолжительность фиксации процессов 
в модуле «аварийного среза» может быть оценена величиной 10 – 20 с. 
Таблица 4.2  
Основные параметры, характеризующие состояние и настройку САР 
№ 
п/п 
Наименование зависимости 
Характеристика ЭГСРиЗ, определяемая 
из регистрируемых зависимостей 
1 Статическая характеристика регулирования 
частоты вращения (ЧВ) 
Степень неравномерности 
регулирования ЧВ 
Степень нечувствительности 
регулирования ЧВ 
Области и значения местной 
неравномерности регулирования ЧВ 
2 Характеристики кулачкового 
парораспределительного устройства (КРУ) и 
соплового аппарата 
Техническое состояние КРУ 
Качество настройки положения РК 
Состояние соплового аппарата 
Состояние проточной части (занос 
солями) 
3 Запасы усилия сервомоторов системы 
регулирования  
Выявление областей неустойчивой 
работы СР,  
Выявление заклиниваний 
регулирующих органов 
Оптимизация режимов работы турбины 
4 Характеристики автозатворов стопорных 
(защитных) клапанов 
Техническое состояние автозатворов 
стопорных (защитных) клапанов 
Нечувствительность автозатворов 
стопорных (защитных) клапанов 
 
При построении модуля диагностики должна быть предусмотрена возмож-
ность его наращивания новыми (дополнительными) алгоритмами с подключением 
в случае необходимости дополнительных датчиков, а также изменения (коррек-
ции) имеющихся алгоритмов. 
На первом этапе результаты работы системы диагностики следует рассмат-
ривать как рекомендательные, что связано как со статистическим характером по-
лучения информации, так и с алгоритмами их обработки (за исключением случа-
ев, явно свидетельствующих о конкретных нарушениях). Как правило, результаты 
диагностики должны выражаться в форме предположений типа: «Вероятно обо-
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рван второй клапан»  и т.п. Для анализа специалистами должны выводиться 
сформированные в соответствии с табл. 4.1 зависимости на основе которых полу-
чено предположение; автоматические действия систем регулирования и защиты 
по сигналам системы диагностики не предусматриваются. 
В дальнейшем результатом анализа накопленных данных и достоверности 
диагностики должен стать  переход к вероятностной оценке сообщений СД: 
«Оборван второй клапан, вероятность 87%». Возможно, что в подобных случаях 
может быть указана граница вероятности, превышение которой будет основанием 
для передачи сигнала на отработку в систему регулирования или защиты. Таким 
образом, со временем может быть установлена объективная связь ветвей регули-
рования, защиты и диагностики турбины.  
4.3.  Исследование причин повреждаемости элементов систем 
парораспределения 
Результаты исследования надежности работы турбин Т-100-130 ЗАО УТЗ и   
ее модификаций, представленные в главе 3 настоящей работы, показывают, что  
большинство  отказов этих турбин вызвано повреждениями кулачкового меха-
низма парораспределения.  
Кулачковый распределительный механизм (рис. 4.5) состоит из двух полу-
валов, соединённых полугибкой муфтой. Кулачковый вал установлен на раму на 
шести двухрядных сферических роликовых подшипниках № 3518 (№ 3520). Рама 
крепится на двух зубьях, отлитых на паровых коробках верхних регулирующих 
клапанов. 
Вращение кулачковому валу передаётся от главного сервомотора. Поступа-
тельное движение поршня  сервомотора преобразуется во вращательное движение 
с помощью зубчатого сектора  и шестерни, расположенной непосредственно на 
кулачковом валу. В механизме установлены также игольчатые подшипники. Вра-
щение вала происходит при изменении нагрузки турбины, при этом происходит 
поворот сепаратора подшипника. 
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Рис. 4.5. Кулачковый распределительный механизм турбин ЗАО УТЗ 
 
Исследование, выполненное автором, показало, что наиболее распростра-
ненная причина отказов кулачкового механизма парораспределения — заклини-
вание опорных подшипников и как следствие разрушение их сепараторов.   
В соответствии с рекомендациями завода-изготовителя, в подшипниках 
кулачкового  механизма применяется консистентная смазка.  
Анализ условий работы механизма парораспределения показал, что опор-
ные подшипники распределительного вала работают в зоне повышенной темпера-
туры 280…300ОС (разброс температуры зависит от наличия обшивки ЦВД).  
Диапазон рабочих температур консистентной смазки от минус 40°С до 
плюс 120°С. 
По мнению автора,  заклинивание опорных подшипников происходит 
вследствие совокупности  причин:  
- при высоких температурах происходит выгорание консистентной смазки,  
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- при работе турбины с постоянной нагрузкой, элементы кулачкового ме-
ханизма остаются неподвижны, 
- попадание пыли приводит к коксованию смазки. 
Таким образом, предполагается, что повреждение происходит по следую-
щему механизму: при работе турбины с неизменной нагрузкой из-за повышенных 
температур воздуха в зоне кулачкового механизма, происходит спекание (пригар) 
смазки между сепаратором и роликами подшипника и заклинивание подшипника; 
при необходимости  изменения нагрузки турбины сервомотор пытается повернуть 
шестерню, образовавшийся в подшипнике пригар не позволяет сепаратору пере-
меститься и  в подшипнике возникает усилие, которое приводит к повреждению 
сепаратора. 
Такой вывод подтверждается информацией, полученной с Ижевской ТЭЦ, 
где при остановах турбин несколько раз в течении года проводится замена конси-
стентной смазки (удаление старой смазки, очистка подшипника, нанесение све-
жей смазки); на этой станции отказы кулачкового механизма парораспределения 
из-за  заклинивания опорных подшипников не наблюдаются. 
Аналогичные проблемы  в работе системы парораспределения (заклинива-
ние подшипников) характерны также турбин для Т-88-90 (К-100-90 ЛМЗ).  
4.4.  Разработка и апробация методов повышения надежности 
систем парораспределения 
Для повышения надежности систем парораспределения, предотвращения 
заклинивания опорных подшипников и вызванных этим неплановых остановов 
выполнено исследование по исключению применения в этом узле консистентных 
смазок за счет обработки подшипников фторсодержащими поверхностно-
активными веществами, на основе эпилама. 
Эпиламы представляют собой многокомпонентные системы, включающие 
фторорганические поверхностно-активные вещества в различных растворителях и 
регулирующие добавки. 
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Эпиламы применяются в различных отраслях техники для изменения 
свойств поверхности. 
По данным работы [213] при нанесении эпиламов на поверхность твердого 
тела образуется тонкий слой специальным образом ориентированных молекул, 
позволяющий модифицировать поверхность материалов с целью придания ей ан-
тифрикционных, антиадгезионных, антикоррозионных и других специфических 
свойств: 
- резко уменьшается поверхностная энергия материала (примерно в 1 000-
10 000 раз; для металлов: с 3 000 – 5 000 мН/м до 2 – 4 мН/м), что ведет к 
существенному снижению коэффициента трения и как следствие этого – к 
повышению износостойкости сопряженных деталей. Коэффициент трения 
снижается примерно в 10 раз, а момент трогания покоя в 10 000 раз по 
сравнению с необработанными поверхностями (рис. 4.6); поверхность за-
щищается от воздействия влаги и агрессивных веществ; 
- пленки ПАВ стойки к низким и высоким температурам (они не изменяют 
своих эксплуатационных характеристик в интервале температур от –200ºС 
до +450ºС), к давлению (удельная нагрузка до 300 кг/мм2), воздействию 
химических веществ и радиации. 
Рис. 4.6. Зависимость силы трения в процессе эксплуатации (при трогании) 
При обработке  поверхности раствором фторсодержащее  поверхностно-
активное  вещество   адсорбируется  поверхностью и образует  на ней  тонкий  
слой толщиной 30 — 50  Ангстрем.  
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В зависимости от  состава, концентрации растворов ФПАВ  и технологии 
обработки изделий, по данным работы [213], возможно придание тех или иных 
требуемых свойств обрабатываемым  поверхностям:  
- снижение  поверхностного натяжения, что приводит  к  приобретению по-
верхностями воду-  и маслоотталкивающих  свойств и исключает  смачи-
вание углеводородными  маслами;  
- существенное повышение износостойкости режущего инструмента и тех-
нологической оснастки  различного назначения;  
- значительное снижение коэффициента  трения и величины момента тро-
гания покоя, в результате чего незначительно нагруженные подшипники  
качения могут работать без смазки, что  особенно важно при высоких 
температурах, ведущих к пригаранию консистентной смазки. 
В рамках выполненного автором исследования была разработана и защище-
на авторским свидетельством специальная технология нанесения раствора эпила-
ма  на поверхности трения в подшипнике качения, обеспечивающая полную обра-
ботку сепаратора и роликов подшипника; при этом  обеспечивается  упрочнение 
их поверхности, придание ей антикоррозионных и антифрикционных свойств.  
Технология обработки включает следующие операции: 
1. подготовка поверхности; 
1.1. очистка  поверхности ротора  от  механических  загрязнений, про-
дуктов коррозии и следов пригара масла; 
1.2. обезжиривание  поверхности; 
1.3. сушка; 
2. нанесение покрытия; 
3. окончательная сушка; 
4. контроль качества покрытия. 
В соответствии с разработанной технологией нанесение покрытия осу-
ществляется методом погружения подшипников в кипящий раствор фторсодер-
жащих поверхностно-активных веществ. 
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Для  опытно-промышленной апробации  этой технологии был обработан 
комплект из 6 роликовых подшипников типа 3518 и установлен на турбоагрегате 
Т-100-130  ст. №7 Среднеуральской ГРЭС. Периодический контроль в процессе 
эксплуатации, проводимый в течении 1,5 лет (наработка турбины составила более 
9000 часов) показал отсутствие замечаний к работе системы парораспределения 
(аналогичные подшипники без обработки работали 6...8 месяцев). После первого 
года эксплуатации турбоагрегата была выполнена ревизия, которая показала хо-
рошее состояние подшипников. 
После этого были обработаны 3 комплекта  подшипников и установлены на 
турбинах Т-100-130  ст. №7, Р-38 ст. №8 Среднеуральской ГРЭС и Т-110/120-130 
ст.№1 Ново-Свердловской ТЭЦ.  
В процессе эксплуатации всех турбин проводился периодический контроль 
и анализ состояния подшипников, которые показали, что обработанные комплек-
ты подшипников отработали без повреждений плановый межремонтный период, 
который составил для разных турбин 5—7 лет. 
Аналогичные работы реализованы на подшипниках системы парораспреде-
ления турбины Т-88-90 (К-100-90 ЛМЗ) ст. №10 Нижнетуринской ГРЭС. Система 
парораспределения с обработанными подшипниками отработала межремонтный 
период 5 лет без замечаний.  
Реализация данного мероприятия на турбинах Т-100-130 обеспечила эконо-
мический эффект 1666 тыс. рублей (в ценах 2003 г.) на 1 турбину при затратах на 
обработку (в соответствующих ценах)  4—5 тыс. рублей, за счет сокращения вре-
мени простоя турбины  в ремонте и соответствующего увеличения выработки 
электроэнергии, сокращения затрат топлива на пуски; штрафные санкции за не-
плановые остановы турбины при расчете эффекта не учитывались. Технико-
экономический расчет эффекта  для турбины Т-100-130 и Р-38 в качестве примера 
представлен в Приложении 8. 
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4.5. Выводы 
1.На основе обобщения опыта эксплуатации и ремонта 25 турбин мощно-
стью от 6 до 50 МВт показано, что для турбин, имеющих высокий износ механо-
гидравлических систем регулирования, целесообразно вместо ремонта изношен-
ной системы  регулирования производить ее  реконструкцию с переходом на мик-
ропроцессорные электрогидравлические системы регулирования и защиты. 
2. Обосновано, что оснащение турбин микропроцессорными электрогидрав-
лическими системами регулирования и защиты  создаёт возможность реализации  
автоматической диагностики, позволяющей обеспечить контроль состояния си-
стемы регулирования и защиты в процессе эксплуатации. 
3. Показано, что внедрение эксплуатационной диагностики системы регули-
рования и парораспределения позволяет повысить надёжность работы турбины в 
целом и оптимизировать планирование ремонтных работ. 
4. На основе анализа и обобщения опыта эксплуатации и ремонта систем 
парораспределения теплофикационных турбин, показано, что наиболее распро-
страненной причиной  отказов кулачкового механизма парораспределения являет-
ся заклинивание опорных подшипников и как следствие разрушение их сепарато-
ров  вследствие выгорания (пригара) консистентной смазки и попадания пыли. 
Разработана,  защищена авторским свидетельством и апробирована на 5 
турбинах специальная технология обработки опорных подшипников кулачкового 
механизма раствором эпилама, что позволило обеспечить безотказную работу ку-
лачкового механизма на период до 7 лет (использование  подшипников с конси-
стентной смазкой вызывало неплановый останов через 6...8 месяцев). 
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5. РАЗРАБОТКА И РЕАЛИЗАЦИЯ МЕТОДОВ ПОВЫШЕНИЯ НАДЕЖНОСТИ РАБОТЫ 
СИСТЕМЫ  РОТОР – ПОДШИПНИКИ ТУРБОАГРЕГАТА 
Результаты исследований, представленные в настоящей главе, опубликова-
ны в работах автора [289—251, 297, 298, 305, 311, 319—321,]. 
5.1. Исследование причин, вызывающих различные виды повреждений 
баббитовой заливки подшипников 
В процессе исследования проанализированы повреждения, выявляемые при 
проведении плановых ремонтов турбин, а также повреждения, приведшие к не-
плановым остановам  оборудования.  
Причины и характер повреждаемости подшипников устанавливались от-
дельно для опорных и упорных подшипников.  
Как показано в главе 3 настоящей работы повреждения опорных подшипни-
ков, как правило, связаны с баббитовой заливкой вкладышей: выкрашивание баб-
бита, его подплавление, натяг, отслоение, скол, растрескивание.  
На основе проведенного исследования статистического материала  по по-
вреждениям подшипников турбин различной мощности и данных работ 
[57,194,208] автором выполнено обобщение видов и причин повреждений бабби-
товой заливки опорных подшипников, представленное в  таблице 5.1. 
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Таблица 5.1  
Виды и причины повреждений опорных подшипников 
№ 
п/п 
Повреждения Причины 
1 
Истирание, натир, выработка 
зазоров расточки баббитовой 
заливки. 
 
Увеличенные горизонтальные зазоры. 
Несимметричное расположение шейки вала в 
расточке подшипника. 
Длительная работа турбины в режиме валоповорота. 
Частые пуски и остановы турбоагрегата. 
Несоблюдение качества масла (низкая температура, 
обводнение). 
Нерасчетное распределение нагрузок на 
подшипники от веса ротора. 
Задевание баббитовой заливки шейкой вала при 
повышенной вибрации валопровода. 
Несоответствие химического состава примененного 
баббита ГОСТу 1320. 
2 
Натяг баббита. 
 
Превышение фактических удельных давлений на 
баббитовую заливку над расчетными значениями: 
- установка вкладыша (сегмента), воспринимающего 
нагрузку, с перекосом; 
- перераспределение нагрузок в результате тепловых 
расцентровок. 
Раннее отключение (при пуске), позднее включение 
(при останове) насосов гидроподъема. 
Несоответствие фактических параметров 
высоконапорного масла в системе гидроподъема 
расчетным. 
3 
Задир баббита. 
 
Значительное превышение фактических удельных 
давлений на баббитовую заливку над расчетными 
значениями: 
- установка вкладыша (сегмента), воспринимающего 
нагрузку, с перекосом; 
- перераспределение нагрузок в результате тепловых 
расцентровок. 
Раннее отключение (при пуске), позднее включение 
(при останове) насосов гидроподъема. 
Несоответствие фактических параметров 
высоконапорного масла в системе гидроподъема 
расчетным. 
Несоответствие химического состава примененного 
баббита ГОСТу 1320. 
4 
Образование рисок на рабочей 
поверхности баббитовой 
заливки. 
 
Несоблюдение качества масла: 
- обводнение, 
- повышенное содержание механических примесей. 
5 
Отслоение баббитовой заливки. 
 
Некачественная заливка. 
Высокий уровень статических и динамических 
нагрузок 
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№ 
п/п 
Повреждения Причины 
6 
Растрескивание и 
выкрашивание баббитовой 
заливки 
Увеличенные зазоры расточки баббитовой заливки. 
Изменение формы расточки в результате 
значительной выработки баббита. 
Перераспределение нагрузок в результате тепловых 
расцентровок. 
Повышенный уровень вибрации валопровода с 
возникновением низкочастотных составляющих. 
Исчерпание пластической прочности баббита 
вследствие изменения его структуры. 
7 Наклеп баббита 
Ударные нагрузки из-за повышенной вибрации 
валопровода. 
8 
Частичное выплавление или 
полное выплавление 
баббитовой заливки 
Снижение (прекращение) подачи масла: 
- заниженные (к нормируемым проектным) 
величины зазоров в подшипниках; 
- заниженные диаметры маслоподводящих шайб; 
- повреждения масляных насосов; 
- позднее включение в работу масляных насосов; 
- перекрытие напорных маслопроводов 
посторонними предметами; 
- нерасчетное дренирование из масляной ванны 
опоры. 
Несоблюдение установленного интервала изменения 
температуры и давления подводимого к 
подшипникам масла. 
Перераспределение нагрузок на подшипники в 
результате: 
- тепловой расцентровки роторов; 
- затрудненных тепловых расширений турбины.  
9 
Электроэрозия рабочей 
поверхности баббитовой 
заливки; зоны контакта 
опорной поверхности сегмента, 
сферы вкладыша с 
установочной обоймой 
подшипника 
Качество пара. 
Несоблюдение качества масла (обводнение, 
повышенное значение кислотного числа). 
Остаточная намагниченность деталей турбины. 
Шунтирование (отсутствие) подстуловой изоляции 
подшипника генератора. 
Отсутствие токосъемной щетки. 
Задевание в проточной части турбины. 
10 
Наклеп, коррозия поверхности 
установочных колодок 
и регулирующих прокладок 
Слабая обтяжка крепежа установочных колодок.  
Отсутствие натяга на подшипнике. Некачественная 
пригонка прилегания установочных колодок к 
расточке корпуса подшипника.  
Перераспределение нагрузок на подшипники.  
Обводнение масла. 
11 
Наклеп, коррозия поверхности 
расточки корпуса подшипника 
Отсутствие натяга на подшипнике. 
Некачественная пригонка прилегания установочных 
колодок к расточке корпуса подшипника. 
Перераспределение нагрузок на подшипники.  
Обводнение масла. 
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№ 
п/п 
Повреждения Причины 
12 
Наклеп, коррозия опорной 
поверхности сегмента сферы 
вкладыша 
Отсутствие натяга на подшипнике, по сфере 
вкладыша. 
Перераспределение нагрузок на подшипники. 
Излом осей роторов, соединенных жесткой муфтой, 
по причине торцевого раскрытия полумуфт или 
неправильной затяжки крепежа муфты. 
Обводнение масла. 
 
Результаты исследования повреждений упорных подшипников, вызвав-
ших неплановые остановы турбин, представленные в главе 3, показали, что при 
повреждениях упорных подшипников баббитовая заливка колодок, в основном, 
подплавляется или выплавляется — 39 % (от общего количества повреждений), 
механически и абразивно изнашивается — 49 %.  Ниже в  таблице 5.2 представле-
ны результаты обобщения видов и причин повреждений упорных подшипников, 
выполненных автором на основе проведенного исследования. 
Таблица 5.2  
Виды и причины повреждений упорных подшипников 
№ 
п/п 
Повреждения Причины 
1 
Натир, выработка баббитовой 
заливки 
Неправильное исполнение профиля входной 
(передней) кромки колодки. 
Наклеп, смятие ребра качания (шаровой опоры) 
колодки. 
Образование выборки на установочном кольце 
подшипника под ребром качания (шаровой 
опоры). 
Ограничение подвижности колодок. 
Несоблюдение осевого зазора в подшипнике. 
Заклинивание гибкой муфты между РВД и РНД. 
Несоблюдение качества масла (низкая 
температура, обводнение). 
Несоответствие хим. состава примененного 
баббита ГОСТу 1320. 
2 
Наклеп, смятие ребра качания 
(шаровой опоры) колодки. 
Выработка на установочном 
кольце подшипника под ребром 
Осевая вибрация валопровода. 
Электрический пробой смазочного слоя. 
Частый сброс и набор нагрузки с нарушением 
режима нагружения турбины. 
185 
 
 
№ 
п/п 
Повреждения Причины 
качания (шаровой опоры). 
Коррозия поверхностей  
в зоне контакта 
Обводнение масла. 
3 
Образование рисок на рабочей 
поверхности баббитовой заливки 
Несоблюдение качества масла: 
- обводнение; 
- повышенное содержание механических 
примесей. 
4 Отслоение баббитовой заливки 
Некачественная заливка. 
Недопустимый уровень динамических нагрузок 
от валопровода. 
5 
Растрескивание и выкрашивание 
баббитовой заливки 
Резкое изменение осевой нагрузки на подшипник. 
Повышенный уровень вибрации валоровода с 
возникновением низкочастотных составляющих. 
Обводнение масла. 
6 Наклеп баббита Осевая вибрация валопровода. 
7 
Частичное выплавление  
или полное выплавление 
баббитовой заливки 
Снижение (прекращение) подачи масла. 
Недопустимая неравномерность распределения 
температур по комплекту колодок в результате: 
- несоответствующего качества ремонта; 
- резкого изменения воспринимаемой нагрузки; 
- затрудненных тепловых расширений турбины; 
- неперпендикулярности поверхностей расточки 
опорной (радиальной) части подшипника 
упорному гребню. 
8 
Электроэрозия рабочей 
поверхности баббитовой заливки, 
зоны контакта опорной 
поверхности колодок 
Качество пара. 
Несоблюдение качества масла (обводнение, 
повышенное значение кислотного числа). 
Остаточная намагниченность деталей турбины. 
Шунтирование (отсутствие) подстуловой 
изоляции подшипника генератора. 
Отсутствие токосъемной щетки. 
Задевание в проточной части турбины. 
9 
Наклеп, коррозия поверхностей 
упорных колец и корпуса 
подшипника 
Несоблюдение осевого зазора в подшипнике. 
Осевая вибрация валопровода. 
Некачественная пригонка прилегания упорных 
колец к корпусу подшипника. 
Обводнение масла. 
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Рис. 5.1. Примеры повреждений баббитовой заливки вкладышей опорных подшипников: а, б – 
натяг баббита; в – задир баббитовой заливки; г – подплавление   баббитовой заливки; д – вы-
крашивание баббита; е – тонкослойное отделение баббита 
Результаты выполненного исследования показали, что наряду с поврежде-
ниями баббитовой заливки встречается значительное количество случаев появле-
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ния протечек масла из корпусов подшипников. Данный дефект в первую очередь 
обусловлен: увеличенными зазорами по уплотнениям подшипника и/или его кор-
пуса; засорением дренажных отверстий из маслосбросных камер; перекрытием 
сливных маслопроводов посторонними предметами.  
Очевидно, что надежность работы подшипников скольжения зависит от 
взаимодействия всех составляющих системы «баббитовая заливка — масло — ме-
талл шейки вала, упорного гребня» и определяется физическими, химическим, 
геометрическими и кинематическими факторами. В этой связи оценка причин по-
вреждения подшипников должна проводиться с интегральным учетом всех усло-
вий, приведших к отказу в работоспособности опоры. 
Исследования показали, что в процессе нормальной работы турбоагрегатов 
происходит сравнительно малое число повреждений подшипников. Если исклю-
чить случаи аварийного прекращения подачи масла, дополнительного нагружения 
опор и чрезмерно больших перекосов между шейкой вала и рабочей поверхно-
стью подшипника, вызванных отдельными режимами эксплуатации паровых тур-
бин, повышенной вибрацией валопровода, то толщина масляной пленки при но-
минальной частоте вращения ротора турбины достаточна для предотвращения 
многих повреждений подшипника. Осложнения возникают в первую очередь во 
время пусков и остановов паровой турбины, когда при малых скоростях скольже-
ния толщина масляной пленки недостаточна для разделения поверхностей трения. 
В возникающих при этих условиях режимах «смешанной» и граничной смазки 
вероятны многие виды износа баббитовой заливки: натиры, задиры, натяги, от-
слоение, выкрашивание, подплавление и др. Недопустимые отклонения от норми-
руемого ГОСТом качества масла приводят к следующим последствиям: повыше-
нию температуры баббита (при завоздушивании масла); физическому (абразив-
ному) износу сопряженных поверхностей трения (при загрязнении масла механи-
ческими примесями); задиру баббита в режимах граничной смазки (при обводне-
нии масла).  
Таким образом, для повышения надежности турбоагрегатов и снижения по-
вреждаемости подшипников необходимо: 
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- повышение качества эксплуатации маслосистем в целом; 
- повышение качества выполнения ремонтов подшипников; 
- необходима  проработка новых конструкторских решений с целью 
предотвращения причин повреждаемости подшипников, показанных 
в настоящем разделе. 
5.2. Разработка модуля мониторинга вибрационного состояния 
турбоагрегата 
На основе обобщения опыта по реализации систем вибрационного монито-
ринга турбин разных типов и мощности1, автором разработаны основные элемен-
ты подсистемы мониторинга вибрационного состояния турбины в составе ком-
плексной системы мониторинга ПТУ.  Модуль создается на основе единых под-
ходов, представленных в главе 2 настоящей работы, с учетом специфики вибра-
ционных параметров.  
При создании модуля вибромониторинга должно быть выполнено обобще-
ние возможных дефектов, приводящих к изменению вибросостояния, и их при-
знаков на основе анализа статистики повреждаемости всех турбин данного типо-
размера. Это позволяет определить оптимальный список параметров, контролиру-
емых модулем вибромониторинга.  
При разработке модуля вибромониторинга также актуален принцип 
максимальной ориентации на существующую схему измерений. Необходимо 
проанализировать возможности существующей на турбине аппаратуры 
виброконтроля и возможность ее использования для задач вибромониторинга.  
В соответствии с требованиями [10] системы вибрационного мониторинга 
турбоагрегатов, работающих на электростанциях, должны реализовывать следу-
ющие функции: 
- измерение всего спектра колебаний (в том числе и низкочастотного); 
- контроль скачка вибрации; 
                                           
1
 разработка и апробация  систем вибрационного мониторинга выполнялась в сотрудничестве и под ру-
ководством д.т.н. Урьева Е.В.  
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- фиксация изменений колебаний во времени; 
- сигнализация и защита (по установленному уровню вибрации). 
Анализ показателей всех систем контроля вибрационного состояния, реко-
мендованных в соответствии с [215] к применению на ТЭС, показал, что практи-
чески  все известные системы реализуют  следующие функции: 
- измерение абсолютной и относительной вибрации, параметров механиче-
ских величин; 
- вычисление: среднеквадратичного значения (СКЗ) виброскорости; ампли-
тудных значений гармонических составляющих сигнала; фазы гармониче-
ских составляющих сигнала; низкочастотной составляющей сигнала, 
спектральных характеристик сигнала и др; 
- оперативный мониторинг и формирование команд управления реле сигна-
лизации и защиты по данным измерений для выполнения требований ПТЭ 
о защите по СКЗ виброскорости, скачку вибрации, низкочастотной вибра-
ции, росту вибрации. 
- В ряде систем реализованы еще и дополнительные функции необходимые 
для вибромониторинга:   
- контроль и анализ параметров вибрации турбоагрегата в масштабе реаль-
ного времени; 
- ведение архивов собираемых данных для последующего анализа; 
- просмотр архивов накопленных данных в виде графиков. 
Эта информация может быть использована в модуле вибромониторинга 
комплексной системы мониторинга состояния турбоустановки. В случае если эти 
функции в системе контроля вибросостояния не реализованы, то они должны реа-
лизовываться в модуле вибромониторинга. 
На многих электростанциях, в качестве штатных средств контроля вибрации 
турбоагрегатов,  используются системы контроля вибросостояния типа «ВВК-
331», «Каскад», «Вибробит-100», «ИП-21» и др. Как показал анализ, этих типов  
аппаратуры, основанный на результатах экспертного опроса персонала цехов ав-
томатики на ряде ТЭС, в ведении которых находится аппаратура, установленная 
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на станции, а также обобщенный опыт ОРГРЭС [216], виброаппаратура указан-
ных типов работает надежно, но имеет ряд недостатков и реализует только часть 
функций, требуемых ПТЭ: контроль колебаний, сигнализация и защита по уров-
ню вибрации.  
При реализации системы мониторинга на основе этих типов аппаратуры 
недостающие функции: сбора и хранения информации, поступающей от датчиков, 
установленных на оборудовании; первичной обработки, контроля достоверности 
и качества поступающей информации; отображения информации в необходимом 
объеме  должны быть реализованы отдельно в модуле вибромониторинга. 
Для этой цели могут быть использованы системы АСУ ТП или специально 
разработанные устройства, в которых решаются следующие основные  задачи:    
- контроль и анализ параметров вибрации опор турбоагрегата в масштабе 
реального времени; 
- контроль режимных параметров турбоагрегата; 
- ведение архивов собираемых данных для последующего анализа; 
- просмотр архивов накопленных данных в виде графиков; 
- конвертирование архивов накопленных данных в текстовый формат для 
последующей обработки и анализа при помощи другого программного 
обеспечения. 
На основе опыта реализации и эксплуатации систем вибромониторинга и 
диагностики более чем 10 турбин мощностью от 100 до 500 МВт, автор  считает 
целесообразным осуществление системой вибромониторинга функций сбора и 
накопления информации с целью  представления  ее специалисту для последую-
щего анализа.  Модуль вибромониторинга  должен  также  отслеживать  возник-
новение изменений вибросостояния  и отклонения его  от  требований  норматив-
ных  документов для формирования  оперативному персоналу сообщений, даю-
щих ему  информацию,  облегчающую  принятие решения об останове  или про-
должении эксплуатации турбоагрегата. 
Подсистема диагностики может реализовываться в модуле вибромонито-
ринга как программа анализа исходной информации, полученной с объекта диа-
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гностирования, сравнения  ее  с  информацией  о диагностических признаках, 
имеющихся в базе знаний,  и выдачи заключения о наличии определенных дефек-
тов. Создание такой программы является длительным и сложным процессом,  
требующим значительных  затрат.  Кроме  того, как сказано выше,  опыт реализа-
ции систем  диагностирования показывает,  что специалисты по ремонту и экс-
плуатации оборудования психологически не готовы к работе с  автоматизирован-
ными системами и, как правило, не доверяют результатам их работы.  
В связи с этим предлагается разработку и внедрение подсистемы  диагно-
стики выполнять поэтапно: 
1. выполнить обобщение дефектов,  приводящих к изменению вибросостоя-
ния и характерных для них признаков; 
2. сформировать список графических зависимостей, отображающих диагно-
стические признаки дефектов (взаимосвязь вибрации и режимных параметров); 
3. для дефектов, имеющих достаточно однозначные диагностические при-
знаки и четкое их проявление, могут быть разработаны алгоритмы, построенные 
по принципу "ЕСЛИ-ТО"; 
4. по каждому признаку необходимо составить алгоритм обработки данных  
(зависимости вибрации от режимного параметра или времени) результатом рабо-
ты которого, будет однозначный ответ о наличии или отсутствии признака. 
Результатом работы такого модуля диагностики будет список диагностиче-
ских признаков, проявившихся у диагностируемого оборудования. Пользователь 
по совокупности имеющихся признаков сам делает вывод о  наличии  или отсут-
ствии дефектов,  при этом он использует свой опыт и может иметь для помощи 
сформированный при создании модуля список дефектов и признаков. Процесс 
может быть автоматизирован, если этот список ввести в базу знаний специальной 
программы,  тогда  система сможет  также  указать  наиболее  вероятные дефекты 
по совокупности проявляющихся признаков. Это может быть целесообразным по-
сле некоторого периода эксплуатации системы в режиме диагностирования чело-
веком. 
192 
 
 
5.3. Разработка основных элементов системы вибродиагностики 
5.3.1. Анализ  и обобщение дефектов вибрационного состояния турбины 
Все дефекты вибросостояния,  присущие турбоагрегатам могут быть разде-
лены на три группы: 
- дефекты, возникающие в процессе монтажа и ремонта или не устраненные  
во  время  ремонта  (несоосность  валопровода,  остаточный дисбаланс  
роторов,  не  отвечающая  требованиям центровка по опорам (полумуф-
там),  затрудненное расширения турбоагрегата, наличие дефектов фунда-
мента и т. д.). 
- дефекты, связанные с конструктивными недостатками данного агрегата  
или  агрегатов данного типа (малый запас устойчивости к НЧВ, приводя-
щий к ограничению мощности,  существенное влияние на вибрационное 
состояние режимных факторов, например заложенные в конструкцию 
эксплуатационные расцентровки и т. д.). 
- дефекты,  развивающиеся в процессе длительной эксплуатации и вызван-
ные износом или нарушениями режимов эксплуатации (увеличенные за-
зоры в подшипниках, задевания в проточной части, поломка лопаток и 
т.д.). 
Опыт диагностирования вибросостояния турбоагрегатов и анализ всех  де-
фектов, приводящих к его (вибросостояния) изменению,  позволяет сделать вывод 
о целесообразности деления всех дефектов при создании систем мониторинга и 
диагностики на две группы: дефекты, привнесенные  в процессе ремонта, и де-
фекты,  возникающие в процессе эксплуатации.   
Приведенная классификация дефектов определяет  необходимость  реализа-
ции двух отдельных режимов работы системы диагностики: 
- режим  "диагностика  исходного  состояния" – диагностирование дефектов 
монтажа и ремонта турбоагрегата, объективная оценка качества монтажа и 
ремонта, выработка рекомендаций по устранению дефектов; осуществля-
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ется на основе анализа состояния агрегата в процессе пусковых операций 
и нагружения. 
- режим "эксплуатационная диагностика" —  диагностирование  дефектов,  
возникающих и развивающихся в процессе эксплуатации, оценка степени 
опасности развития дефекта,  прогнозирование темпов развития дефектов, 
выработка  рекомендаций по мероприятиям и срокам их выполнения, поз-
воляющих устранить дефекты или уменьшить опасность их развития; 
осуществляется на основе анализа изменения вибрационных характери-
стик во времени  (при  аналогичных режимах работы) в процессе эксплуа-
тации турбоагрегата и изменения зависимости вибрационных характери-
стик от  режимов  работы агрегата. 
В  режиме  "диагностика  исходного  состояния"  анализируемыми показа-
телями вибрационного состояния являются вибрация опор на критических часто-
тах вращения валопровода,  на холостом ходу при рабочей частоте вращения,  а 
также во всем диапазоне изменения электрических и тепловых нагрузок.  Важным 
моментом в оценке состояния агрегата  является отслеживание характера измене-
ний уровня и спектра вибрации в течение первых 5—7 суток после ввода турбо-
агрегата, определяющегося прогревом турбины и фундамента.  Накопленная в 
указанный период информация по вибрационному состоянию турбоагрегата  бу-
дет использована в качестве исходной для режима "эксплуатационной диагности-
ки". 
В режиме "эксплуатационная диагностика" вибрационное состояние  турбо-
агрегата  оценивается: 
- по изменениям вибрационных характеристик во времени (при аналогич-
ных режимах работы) в процессе эксплуатации турбоагрегата; 
- по изменениям зависимости вибрационных характеристик от режимов ра-
боты агрегата; 
- по наличию или отсутствию ограничений маневренности агрегата; 
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- по стабильности и  повторяемости  вибрационных  характеристик при 
пусках, остановах и нагружениях агрегата из различных состояний в про-
цессе эксплуатации в межремонтный период. 
Для решения задач "диагностики  исходного состояния" необходимо  реали-
зовать режим сбора информации,  обеспечивающий получение с необходимой 
точностью амплитудно-частотных и фазо-частотных характеристик  валопровода  
в  процессе  пуска  в диапазоне частот вращения от 500 до 3500 об/мин,  фикса-
цию максимально достигаемых частот вращения  во  время испытания  защит,  ре-
гистрацию амплитудно-частотных и фазо-частотных характеристик валопровода 
при выбеге турбины,  измерение вибрации  и ее  спектральный  анализ  на  рабо-
чей частоте вращения. 
Диагностирование исходного  состояния целесообразно производить  в мо-
мент достижения турбиной рабочей частоты вращения или в момент включения 
генератора в сеть. В объем этого диагностирования может быть включен анализ 
качества балансировки роторов, соосности валопровода, наличия стесненности 
расширения турбины, наличия дефектов роторов,  предварительная  оценка  каче-
ства  центровки (при холодном фундаменте и без электрической нагрузки). 
В этом  режиме диагностики необходимо работать не менее 2-х суток от 
момента включения блока в работу.  Для мощных конденсационных и  теплофи-
кационных  турбин  целесообразно работать в этом режиме до 5—7 суток. 
При работе в режиме "диагностики  исходного состояния" диагностики  ис-
ходного состояния" диагностирование может выполняться по запросу оператора, 
при изменении уровня вибрации или регулярно,  через указанные  промежутки  
времени.  Задача этого  диагностирования:  оценка качества центровки,  анализ 
наличия дефектов генератора, стесненности расширения турбины и явлений, свя-
занных  с  возникновением  быстро развивающихся дефектов (разрушение обло-
пачивания, задевания в проточной части, разрушения подшипников и некоторые 
другие, возникающие в течение первых часов или суток работы). 
Режим "эксплуатационная диагностика" предназначен для отработки  алго-
ритмов оперативной диагностики турбоагрегата на основе текущего вибрацион-
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ного состояния, зафиксированных изменений вибрационного состояния, и выяв-
ления связи этих изменений с режимными факторами или закономерностей изме-
нений в течение ограниченного периода времени. 
Выделение в отдельный режим  диагностирования дефектов  исходного со-
стояния турбоагрегатов значительно упрощает разработку алгоритмов диагности-
ки  возникновения  и  развития  дефектов эксплуатационного характера. Такое 
разделение соответствует реальным условиям ремонта и эксплуатации агрегатов, 
позволяет сосредоточиться при "эксплуатационной диагностике" на наиболее 
опасных дефектах,  возникающих при эксплуатации,  иметь долговременный  и  
кратковременный планы мероприятий по обслуживанию и ремонту турбоагрега-
тов. 
Все изменения в вибрационном состоянии турбоагрегата в процессе эксплу-
атации могут быть разделены на изменения,  происходящие на короткой времен-
ной базе и на  длительной  временной  базе.  Изменения, происходящие на корот-
кой временной базе наиболее важны эксплуатационному персоналу и позволяют 
выявить быстро развивающиеся дефекты,  оказывающие основное влияние на 
надежность эксплуатации. Выявление этих дефектов должно сопровождаться ин-
струкциями  или  рекомендациями  по действиям оперативного персонала. 
Изменения вибросостояния на длительной временной базе чаще всего ука-
зывают на медленно развивающиеся дефекты. Информация о них необходима для 
организации ремонтов, а также выработки рекомендаций по безаварийной экс-
плуатации турбоагрегата до устранения этих дефектов. 
К дефектам,  которые могут и должны быть обнаружены на короткой вре-
менной  базе относятся вылет лопаток или другие разрушения в проточной части, 
развитие трещины в валу до опасных размеров, возникновение опасных дефектов 
или разрушение вкладышей,  разрушение крепежа вкладышей, соединений вала и 
др. 
Такие дефекты,  как  эксплуатационная  разбалансировка роторов, эксплуа-
тационная расцентровка,  связанная с  осадкой  фундамента,  с возникшей стес-
ненностью расширения,  с изменением натяга трубопроводов, с локальным разо-
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гревом или захолаживанием фундаментных конструкций или развитием дефектов 
в них,  развитие трещины в валопроводе на начальном этапе,  износ вкладышей и 
ряд других дефектов  обнаруживаются  на  основе анализа вибрационных харак-
теристик турбоагрегата за длительное время эксплуатации и сравнении вибраци-
онных характеристик в процессе пусков — остановов. Признаками этих дефектов 
являются нехарактерные для данного агрегата изменения  вибрации  при  измене-
нии режимов работы или превышение вибрации на соответствующем режиме ра-
боты.  Признаки развития указанных дефектов могут быть обнаружены на основе 
сравнения вибрационных характеристик в течение эксплуатации. 
Таким образом,  эксплуатационная  диагностика  основывается  на двух ос-
новных принципах: 
1. Анализ  изменений  вибросостояния в процессе эксплуатации на корот-
ком отрезке времени и сравнение текущей вибрации с предшествующими ее зна-
чениями. При наличии изменений вибросостояния с изменением  режимных па-
раметров производится сравнение отклонений с установленными (нормально до-
пустимыми) средними отклонениями в данных  точках.  В случае,  если произо-
шедшие изменения превышают установленные величины или уровень вибрации 
изменяется без изменения  режимных  параметров, производится  подробный ана-
лиз вибросостояния и диагностируются возможные дефекты. Результаты этого 
диагностирования представляют собой оперативную эксплуатационную диагно-
стику. 
2. Анализ  вибрационных  характеристик,  полученных в процессе длитель-
ной эксплуатации, при пусках и остановах, до и после технического  обслужива-
ния и текущих ремонтов и диагностирование соответствующих дефектов,  про-
гнозирование развитие выявленных дефектов турбоагрегата  представляют собой 
пост-оперативную эксплуатационную диагностику. 
На основе анализа делаются выводы о  характере  дефектов  и  их причинах.    
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5.3.2. Анализ  и обобщение диагностических признаков 
В рамках настоящего исследования, на основе литературных источников 
[78, 138, 150, 199, 221—250], собственных данных автора, а также информации, 
полученной от экспертов, выполнены сбор и обобщение информации  о встре-
чавшихся в практике эксплуатации дефектах элементов турбоагрегата, вызвавших 
изменение его вибрационного состояния, и  диагностических признаках, сопро-
вождавших эти дефекты. В качестве экспертов, выступали специалисты заводов 
изготовителей, эксплуатационный персонал электростанций, а также специалисты 
по виброналадке турбоагрегатов, работающие в энергоремонтных предприятиях.  
Необходимо отметить, что в литературе, как правило,  представлены  дан-
ные только по  наиболее  часто встречающимся дефектам,  при  этом  некоторые  
признаки признаются большим количеством авторов,  а некоторые упоминаются 
только в отдельных работах. Так из выбранных по результатам выполненного 
обобщения признаков один признак признается  авторами 6 работ,  3 признака ав-
торами 5 работ, 6 признаков авторами 4 работ, 7 признаков авторами 3 работ, 33 
признака авторами 2 работ.  
Количество источников, в которых упоминается признак, может служить 
вероятностным критерием проявления данного признака при наличии соответ-
ствующего дефекта. Выполненный автором анализ диагностических признаков, 
упоминаемых разными специалистами, показал, что в ряде случаев они (призна-
ки) противоречат друг другу, что значительно снижает их ценность.  
Результаты выполненного обобщения представлены в таблице 5.3. В табли-
це приведены признаки для 34 дефектов роторов, подшипников и других узлов 
турбоагрегата, которые вызывают изменение его вибрационного состояния. Ниже 
представлен перечень дефектов (нумерация дефектов соответствует таблице 5.3): 
1. Поперечная трещина ротора; 
2. Прогиб вала; 
3. Дисбаланс после ремонта; 
4. Эксплуатационная разбалансировка; 
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Таблица 5.3 
Признаки дефектов, вызывающие изменение вибрационного состояния узлов турбоагрегата 
№ Признак 
Дефекты 
Дефекты ротора Дефекты подшипников 
Дефекты 
спаривания 
роторов 
Другие дефекты 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 34 
1 Медленное изменение (увеличение) 
уровня вибрации подшипников 
+   +                + + +      + +      
2 Плавное нарастание амплитуды 
вибрации за 1—1.5 часа при 
неизменном режиме на 20—30 мкм 
     +                    +         
3 Быстрый рост уровня вибрации 
подшипников 
     + +  +      +           +    + +    
4 Скачкообразное изменение 
вибросостояния 
    +        +     +          +       
5 Вибрация появляется временами                              + + +      
6 Интенсивный рост вибрации в 
последний период перед моментом 
разрушения 
+                                  
7 Вспектре вибрации присутствует 
низкочастотная составляющая 
+             + +      +      + +   +    
8 В спектре вибрации присутствует 
оборотная составляющая 
+ +      +               + + +          
9 В спектре вибрации присутствуют 
высокочастотные составляющие 
+  + +    +       + +  +   +  + + +  +  +     + 
10 В спектре вибрации присутствует 
составляющая с частотой 3w 
                      + +    +       
11 В спектре вибрации присутствует 
составляющая с частотой 4w 
                          + +       
12 Основная гармоника в спектре — 
оборотная  
 + + + + + +  +   + +         +     + + +   +   
13 Основная гармоника в спектре  — 2w        +   +                        
14 Наличие в спектре частотных 
составляющих 1000 и 1050 Гц (признак 
люфтов в сочленениях регулирующих 
клапанов) 
                                 + 
15 Наличие в спектре частотных 
составляющих в диапазоне 500 — 2000 
Гц (признак неплотностей в 
соединениях системы регулирования) 
                                 + 
16 Увеличение оборотной составляющей 
вибрации  
+ +  + + + +                     +   +    
17 Увеличение оборотной составляющей 
вибрации в вертикальном направлении 
+                      + + +    +      
18 Увеличение оборотной составляющей 
вибрации в поперечном направлении 
                           +       
19 Увеличение вибрации с частотой 2w +         +             + + +  +  +  +    
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№ Признак 
Дефекты 
Дефекты ротора Дефекты подшипников 
Дефекты 
спаривания 
роторов 
Другие дефекты 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 34 
20 Увеличение вибрации с частотой 2w в 
вертикальном направлении 
                 +                 
21 Увеличение вибрации с частотой 2w в 
поперечном направлении 
+               +       + +    +       
22 Резкое увеличение высокочастотных 
гармоник 
              +_     +      +  +   +    
23 Составляющая 3w сначала усиливается, 
потом снижается 
+                                  
24 Вибрация с частотой 50Z (Z—число 
колодок упорного подшипника) 
                   +               
25 Появление (рост) осевой вибрации                 +   +   + +           
26 Изменение фазы оборотной 
составляющей 
+                 +        +     +    
27 Изменение фазы составляющей 2w +                                  
28 Изменение фазы составляющей 2w в 
вертикальном направлении 
+                                  
29 Фаза вибрации не изменяется  +      +              +     +        
30 Фаза вибрации изменяется от пуска к 
пуску 
     +   +    +                      
31 Изменение фазы оборотной 
составляющей при проходе критики 
  + +                          +     
32 Фаза колебаний при проходе критики 
имеет крутой поворот на 160—180 град 
  + +                               
33 После прохода критики амплитуда 
резко снижается и фаза вторично 
поворачивает на 90—180 град 
  + +                               
34 Фаза вибрации изменяется при 
неизменной нагрузке, при переходе на 
холостой ход фаза восстанавливается 
                         +     +    
35 Фаза дисбаланса плывет при изменении 
частоты вращения ротора 
     +                             
36 Изменение разницы фаз между 
вертикальными и поперечными 
колебаниями 
+                                  
37 Вибрация зависит от оборотов +  + + +   + + +           +     +  +  +     
38 Вибрация не зависит от оборотов  +     +     +                       
39 Наличие вибрации на малой частоте 
вращения 
 +                     + +           
40 Изменение интенсивности вибрации 
опоры наблюдается даже при 
незначительном изменении частоты 
вращения 
                             +     
41 Амплитуда оборотной составляющей 
зависит от числа оборотов ротора; 
  +                    + +           
42 Амплитуда оборотной составляющей 
не зависит от числа оборотов ротора; 
 +                                 
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№ Признак 
Дефекты 
Дефекты ротора Дефекты подшипников 
Дефекты 
спаривания 
роторов 
Другие дефекты 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 34 
43 Возрастание вибрации при 
прохождении 1-й критики 
          +             +           
44 Увеличение оборотной составляющей 
при прохождении 1-й критики 
+  + +                    +           
45 Увеличение 2w составляющей при 
прохождении 2-й критики 
+       +  +                         
46 Вибрация зависит от нагрузки 
генератора 
 +    +        +          + + + +  +      
47 Вибрация не зависит от нагрузки 
генератора 
  +  +                  +        +    
48 Вибрация зависит от режима работы 
(режимных параметров) 
+        +         +           +      
49 Вибрация не зависит (или мало 
зависит) от режимных параметров 
                     +             
50 Вибрация зависит от вакуума                       + + +  +        
51 Вибрация зависит от тепловой  
нагрузки отборов 
                        +          
52 Вибрация зависит от температуры 
ротора 
     +     + +                    +   
53 Вибрация зависит от температуры 
смазки 
       +              +             
54 Вибрация зависит от температуры пара 
на уплотнения 
        +  +                        
55 Вибрация зависит от температуры 
статорных частей, в особенности от 
градиентов температур (верх — низ, 
право — лево) 
                           +       
56 Вибрация изменяется после нагрузки и 
прогрева турбоустановки 
                          +  +  +    
57 Вибрация изменяется на режиме 
холостого хода при подаче 
возбуждения 
                               +   
58 Вибрация при пуске турбины, 
увеличивается с числом оборотов и 
прекращается после длительной работы 
турбины 
 +                          +       
59 Вибрация изменяется от пуска к пуску 
 
+     +   +                   +       
60 Вибрация при выбеге больше, чем при 
пуске 
           +                       
61 Вибрация появляется при пуске или 
останове 
                              +    
62 Вибрация возникает в случае быстрого 
прогрева турбоагрегата 
      +    + +                       
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№ Признак 
Дефекты 
Дефекты ротора Дефекты подшипников 
Дефекты 
спаривания 
роторов 
Другие дефекты 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 34 
63 Вибрация  увеличивается через 
некоторое время после пуска и 
включения в сеть 
                     +             
64 Увеличение оборотной и высших 
гармоник при захолаживании 
поверхности ротора (снижении 
температуры острого пара)   
+                                  
65 Расширение резонансной зоны, 
расслоение частот резонанса 
(резонансная кривая в зоне 
критических частот имеет два ярко 
выраженных максимума) 
+                                  
66 Интенсивность вибрации снижается 
после стабилизации температурного 
состояния ротора  
     +                             
67 Стабилизация состояния ротора после  
длительного прогрева ротора на малых 
оборотах  
     +                             
68 Нестабильность амплитуды и фазы 
вибрации на рабочих оборотах, при 
снижении оборотов амплитуда и фаза 
стабилизируются 
        +                          
69 Изменение коэффициентов 
чувствительности 
        +         +                 
70 Наличие дисбаланса на муфте             +                      
71 Увеличение вибрации вала                +                     
72 Высокая вибрация при работе под 
нагрузкой, при переходе на холостой 
ход вибрация резко снижается 
                            +      
73 Высокая вибрация при холостом ходе, 
уменьшается с нагрузкой 
                            +      
74 Резкое нарастание вибрации на одной 
из опор и значительное изменение 
фазы при подходе к резонансной 
частоте (на остальных опорах вибрация 
не зависит от частоты) 
                             +     
75 Изменение вибрации при изменении 
нагрузки с медленным возвращением к 
исходному уровню вибрации в течении 
20—40 минут после стабилизации 
нагрузки 
                              +    
76 Вибрация  на роторе генератора                                  +   
77 Вибрация  ротора турбины не 
снижается при быстром уменьшении 
активной нагрузки 
                                +  
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№ Признак 
Дефекты 
Дефекты ротора Дефекты подшипников 
Дефекты 
спаривания 
роторов 
Другие дефекты 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 34 
78 Вибрация ротора турбины снижается 
при медленном уменьшении нагрузки и 
уменьшении температуры роторов  
                                +  
79 Возрастание вибрации ротора 
генератора при нагреве ротора 
максимально возможным током при 
25—50% активной нагрузки 
                                +  
80 Повышение температуры баббита 
опорных подшипников 
    +          +  +    +      +        
81 Увеличение температуры колодок 
упорного подшипника 
                   +           +    
82 Перекос температуры баббита 
вкладышей опорных подшипников 
верх-низ 
                +   +               
83 Перекос температур колодок упорного 
подшипника верх-низ 
                         + +        
84 Отсутствие корреляции между 
вибрацией вала и вибрацией 
подшипника 
                 +          +       
85 Отсутствие корреляции между 
вертикальной и поперечной 
составляющей колебаний 
 + + +   +           +                 
86 Появление шума  или звуков удара     +                       +    +   
87 Изменение величины всплытия вала в 
подшипнике 
             + +  +  +  +      +        
88 Величина всплытия вала в подшипнике 
отличается от величины всплытия в 
других подшипниках 
                +                  
89 Увеличение зазора в подшипниках в 
процессе эксплуатации 
             +   +                  
90 Изменение траектории движения шеек              +     +  +      + +       
91 Сокращение длительности выбега при 
останове 
    +                     +         
92 Наличие прогиба ротора (по 
показаниям прибора) 
 +    +                      +       
93 Увеличение величины осевого сдвига 
ротора 
    +               +               
94 Изменение величины уклона корпуса 
подшипника 
                              +    
95 Величина абсолютного расширения 
цилиндра не изменяется или 
изменяется скачками 
                              +    
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№ Признак 
Дефекты 
Дефекты ротора Дефекты подшипников 
Дефекты 
спаривания 
роторов 
Другие дефекты 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 34 
96 При вращении валоповоротным 
устройством ротор и соседние с ним 
роторы ведут себя как прогнутые — 
давление в масляном клине 
периодически изменяется с частотой 
вращения ВПУ 
+                                  
97 При нескольких роторах соединенных 
жесткими муфтами, проявляется 
неуравновешенность по нескольким 
формам одновременно 
 +                                 
98 Дефект возникает после проведения 
ремонта 
  +          +          + + +          
99 Увеличение жесткости конденсата (при 
вылете лопатки в ЦНД из-за 
разрушения трубок конденсатора) 
    +                              
100 Увеличение расхода масла на сливе из 
подшипника, уменьшение нагрева 
масла в подшипнике 
             +                     
101 Возникновение вертикальной 
расцентровки 
               + +                  
102 Синфазные колебания смежных шеек 
роторов 
                      +            
103 Противофазные колебания смежных 
шеек роторов 
                       +           
104 Перераспределение нагрузок между 
опорами 
                          +        
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5. Вылет лопатки (внезапная разбалансировка); 
6. Дисбаланс из-за попадания масла (пара)  в осевую расточку ротора; 
7. Пригар масла в осевом канале ротора; 
8. Некруглость шеек ротора; 
9. Мал натяг насадной детали  (освобождение насадных деталей при их 
нагреве); 
10. Велик натяг насадной детали; 
11. Неконцентричность осевого канала; 
12. Неравномерность структуры металла по окружности поковки; 
13. Выпадывание пробки из осевого канала; 
14. Неформулярные зазоры в подшипниках, износ баббитовой заливки; 
15. Некачественная заливка баббита выкрашивание (отслаивание) баббито-
вой заливки; 
16. Отсутствие зазора под нижней колодкой подшипника; 
17. Перекос вкладыша; 
18. Отсутствие натяга (мал натяг) на крышке подшипника; 
19. Велик натяг на крышке подшипника; 
20. Неудовлетворительное состояние упорного подшипника; 
21. Разрушение баббита подшипников  (подплавление или выкрашивание); 
22. Задевания по баббитовой заливке верхней половины вкладыша; 
23. Излом полумуфт (маятник); 
24. Несоосность полумуфт (колено); 
25. Излом отверстий под призонные болты; 
26. Повреждения муфтового соединения  (обрыв болтов соединяющих 
жесткие муфты); 
27. Тепловая расцентровка опор и перераспределение нагрузок между опо-
рами; 
28. Задевания в проточной части; 
29. Ослабление крепления к фундаменту; 
30. Резонансное состояние опорных элементов; 
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31 Стесненность тепловых расширений (заедание стула); 
32. Вибрация из-за электромагнитных сил; 
33. Тепловая нестабильность ротора генератора; 
34. Дефекты регулирующих клапанов. 
 
Формулировки части признаков (встречающихся только в одном источнике) 
сохранены в том виде, как они упоминаются у авторов. 
Всего по результатам обобщения выявлено 104 признака, из них 59 являют-
ся признаками двух и более дефектов одновременно.  
Все признаки в таблице структурированы по следующим группам: 
Скорость изменения уровня вибрации, 
Наличие (преобладание) отдельных составляющих в спектре вибрации, 
Характер изменения составляющих вибрации, 
Зависимость параметров, характеризующих вибрационное состояние от ре-
жимных параметров турбоагрегата, 
Наличие изменений параметров отдельных узлов (температур, зазоров и 
т.д.). 
5.4. Разработка системы обработки и отображения информации в модуле 
мониторинга вибрационного состояния 
На основе анализа всех диагностических признаков, относящихся к пред-
ставленным 34  дефектам, определены  обобщенные  зависимости вибрации от  
ряда параметров. При реализации  алгоритмов автоматической обработки измеря-
емых параметров  для получения указанных в таблице 5.4 зависимостей  могут 
быть автоматически получены (рассчитаны)  в процессе эксплуатации основные 
параметры (диагностические признаки), позволяющие  определить наличие де-
фектов и выяснить их причины.   
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Таблица 5.4   
Параметрические зависимости, формируемые при диагностике вибрационного 
состояния турбоагрегата. 
№ 
п/п 
Наименование зависимости Примечание 
1 зависимость  вибрации всех подшипников от времени  экран 1 месяц, 
выводятся 
уставки 4.5, 7.2 
 
2 зависимость  вибрации всех подшипников от времени  экран 1 сутки, 
выводятся 
уставки 4.5, 7.2 
3 изменение  вибрации каждого подшипника во времени (выводятся 
гармонические составляющие вибрации 1/4w,  1/3w,  1/2w, 1w, 2w, 
3w, 4w и фаза оборотной гармоники) 
 
4 зависимость оборотной 1w составляющей от времени  
5 зависимость суммарной вибрации от частоты вращения ротора  
6 зависимость 1w составляющей вибрации от  частоты  вращения 
ротора 
 
7 зависимость 2w составляющей вибрации от  частоты  вращения 
ротора 
 
8 зависимость фазы 2w составляющей от времени  
9 зависимость фаз всех подшипников от времени экран 1 месяц 
10 изменение фазы смежных подшипников  экран 1 сутки 
11 зависимость фазы подшипника от оборотов  
12 зависимость суммарной вибрации от температуры острого пара  
13 зависимость суммарной вибрации от электрической мощности  
14 зависимость суммарной вибрации подшипников ЦНД от вакуума  
15 зависимость  амплитуды  оборотной  вибрации подшипника от 
частоты вращения ротора 
 
16 зависимость зазора (всплытия вала) в подшипнике от времени  
17 зависимость температуры вкладышей подшипников от времени  
18 зависимость  температуры  колодок  упорного подшипника от 
времени 
 
19 зависимость осевого сдвига от времени  
20 зависимость уклона корпусов подшипников от времени 
 
 
21 зависимость  уклона  корпусов  подшипников от температуры 
металла цилиндра 
 
22 зависимость абсолютного расширения цилиндров от времени  
23 зависимость вибрации ротора (подшипников)  генератора  от тока 
ротора. 
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5.5. Определение параметров качества для модуля мониторинга состояния 
системы «ротор-подшипники» 
Для реализации модуля вибрационной диагностики в комплексной системе 
диагностики турбоустановки в соответствии с требованиями, представлеными в 
главе 2 настоящей работы,  и результатами исследования, приведенными выше, 
сформулированы основные параметры для системы «ротор-подшипники». 
Основная функция – поддержание положения роторов, обеспечение пере-
дачи на детали статора радиальных нагрузок от собственного веса валопровода; 
его неуравновешенных центробежных сил и расцентровок, аэродинамических 
сил, возникающих в проточной части и уплотнениях турбины. 
Параметры качества —  вибрационное состояние, температурное состоя-
ние. 
Условие работоспособности опорных подшипников – уровень вибрации 
менее 11,2 мм/с, отсутствие скачкообразного (внезапного)  изменения вибрации 
оборотной частоты на 1 мм/с и более, уровень температуры баббита вкладышей 
не выше заданных в инструкции на эксплуатацию. 
Отказы – увеличенные радиальные зазоры в подшипниках, повреждения 
баббита (износ, выкрашивание, выплавление, отслаивание), нарушение установки 
опорных колодок, ненормативный натяг в подшипнике. Неуравновешенность ро-
тора, нарушения в соединении роторов (несоосность, повреждения муфт), нару-
шения положения роторов относительно статора. 
Граница работоспособности подшипников – величины радиального зазо-
ра и натяги, соответствующие чертежным.  
Граница работоспособности ротора – отсутствие статического прогиба, 
отсутствие статического дисбаланса, соблюдение чертежных требований спаров-
ки муфт роторов. 
Параметры состояния: 
- виброскорость подшипника в вертикальном направлении 
- виброскорость подшипника в горизонтально-поперечном направлении 
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- виброскорость подшипника в горизонтально-осевом направлении 
- амплитуды оборотной составляющей вибрации по направлениям 
- амплитуды низкочастотной составляющей вибрации по направлениям 
- амплитуды высокочастотной составляющей вибрации по направлениям 
- фаза оборотной составляющей вибрации по направлениям 
- температура баббита вкладыша подшипника 
 
Параметры процесса: 
- частота вращения ротора турбоагрегата; 
- электрическая мощность генератора; 
- ток возбуждения ротора генератора; 
- расход свежего пара; 
- температура свежего пара; 
- давление свежего пара; 
- давление пара в отборах турбины; 
- вакуум в конденсаторе. 
- температура металла цилиндра; 
- абсолютное расширение корпусов цилиндров; 
- температура масла на сливе из подшипников. 
 
Условие наступления повреждения: 
Наличие следующих зависимостей:  
1. зависимость виброскорости подшипника  от времени при стабилизиро-
ванном режиме работы турбины 
2.  зависимость амплитуды оборотной составляющей вибрации от времени 
при стабилизированном режиме работы турбины 
3. зависимость амплитуды низкочастотных (l/4w, l/2w) составляющих виб-
рации от времени при стабилизированном режиме работы турбины 
4. зависимость амплитуды высокочастотных составляющих вибрации (2w, 
3w, 4w) от времени при стабилизированном режиме работы турбины 
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5. зависимость фазы оборотной составляющей вибрации от времени при 
стабилизированном режиме работы турбины 
6. зависимость виброскорости подшипника  от частоты вращения ротора 
7. зависимость оборотной составляющей вибрации от частоты вращения ро-
тора 
8. зависимость высокочастотной (2w) составляющей вибрации от частоты 
вращения ротора 
9. взаимное изменение фазы смежных подшипников во времени 
10. зависимость виброскорости подшипника  от параметров свежего пара 
11. зависимость виброскорости подшипника  от электрической мощности 
12. зависимость виброскорости подшипника  ЦНД от вакуума 
13. зависимость виброскорости подшипника  от давления пара в отборах 
турбины 
14. зависимость температуры вкладышей подшипников от времени 
15. зависимость температуры вкладышей подшипников от времени от элек-
трической мощности 
16. зависимость вибрации ротора (подшипников) генератора от тока ротора. 
5.6. Разработка методики автоматизации диагностирования 
повреждений в процессе эксплуатации 
Представленные в табл. 5.3. данные (34 гипотезы и 104 признака неис-
правностей) показывают необходимость автоматизации процесса  оценки вибра-
ционного состояния турбоагрегата ввиду большого количества взаимосвязанных 
показателей и сложности (часто даже и некоторой неопределенности) этих связей. 
Рассматриваемые в данном разделе подходы основаны на представленной в главе 
2 диссертации концепции мониторинга технического состояния энергооборудова-
ния, и, в некоторой степени, развивают эти подходы в части определения условий 
оценки изменения состояния. 
Представленные в табл. 5.3 диагностические параметры (признаки) струк-
турированы по виду обработки для их использования в системе автоматизации 
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процедуры оценки вибрационного состояния и диагностирования повреждений 
турбоагрегата в процессе эксплуатации. Можно выделить следующие группы 
признаков: определяемые по выходу измеряемого параметра за фиксированные, 
как правило, нормируемые границы (группа граничных признаков); определяемые 
при появлении ненаблюдаемого ранее фактора (группа факторных признаков); 
определяемые по наличию связи между вибрационными параметрами и парамет-
рами технологического процесса (группа корреляционных признаков). 
Группа граничных признаков позволяет определить момент изменения со-
стояния агрегата по факту выхода измеряемого (определяемого) параметра за гра-
ницы допустимой области (области частичной или полной работоспособности, 
см. главу 2). Границы этих областей, как правило, обозначены в нормативных до-
кументах, например, ПТЭ [10]. Выход определяемого параметра за допустимые 
границы отражается в системах сигнализации и защиты турбоагрегата – превы-
шение среднего квадратического значения виброскорости подшипниковых опор 
выше 4,5 мм/с, повышение температуры баббита вкладышей подшипников свыше 
60°С, увеличение осевого сдвига ротора выше 0,2 мм и др. Выход признака за 
границы допустимой области определяется существующей на ТЭС системой из-
мерений параметров и уставками (апертурой), используемыми в АСУ ТП энерго-
блока, для отображения (фиксации) изменения параметра. 
Вторая группа признаков (группа факторных признаков) характеризуется 
тем, что  наблюдается качественное изменение вибрационных характеристик 
(например, увеличение оборотной составляющей вибрации в вертикальном или 
поперченном направлении, увеличение составляющих вибрации с частотой 2w, 
3w, 4w и др., резкое увеличение высокочастотных гармоник), или появление но-
вого признака, неприсутствовавшего в спектре вибрации турбоагрегата до момен-
та фиксации данного изменения (например, наличие в спектре частотных состав-
ляющих в диапазоне 500 – 2000 Гц (признак негерметичности в соединениях си-
стемы регулирования), наличие в спектре частотных составляющих 1000 и 1050 
Гц (признак люфтов в сочленениях регулирующих клапанов)). Появление данных 
признаков, а также диагностирование неисправностей (повреждений), соответ-
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ствующих данному признаку, описано в многочисленной литературе, посвящен-
ной вибрации вращающихся механизмов, и обобщенных в табл. 5.3 диссертации. 
Для каждого признака, в описываемой системе автоматизации диагностирования 
повреждений турбоагрегатов, известны количественные показатели, позволяющие 
зафиксировать появление или качественное изменение данного признака и разра-
ботать алгоритм работы данной системы.  
Оценка вибрационного состояния турбоагрегата на базе группы факторных 
признаков может производиться на основе соотношений между дефектами и при-
знаками табл. 5.3, используя механизм жесткой (программируемой) логики, или 
гибкой логики, реализуемой, например, в экспертных системах, работающих в со-
ставе систем вибрационного диагностирования турбоагрегатов [251]. Автомати-
зированной системе диагностирования повреждений для установления оконча-
тельного диагноза о виде дефекта и принятия решения об эксплуатации турбо-
агрегата понадобится помощь эксперта, в отличии от работы системы с группой 
граничных признаков, в случае появления которых действия эксплуатационного 
персонала по управлению турбоагрегата прописана в нормативных документах 
или инструкции по эксплуатации оборудования. 
Для группы корреляционных параметров оценивается изменение коэффи-
циента корреляции между вибрационными характеристиками и параметрами тех-
нологического процесса, которые в данном случае выступают в качестве  диагно-
стических параметров. 
Основные положения методики автоматизации диагностирования повре-
ждений для группы корреляционных параметров заключаются в следующем. 
На основании анализа повреждений и признаков, диагностирующих дан-
ные повреждения (см. табл. 5.3), установлено, что изменение ряда вибрационных 
параметров зависит от некоторых технологических параметров в различных точ-
ках технологической схемы турбоустановки [224, 227, 229]. В качестве парамет-
ров технологического процесса могут быть использованы: 
- частота вращения ротора турбоагрегата; 
- электрическая мощность генератора; 
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- ток возбуждения ротора генератора; 
- расход свежего пара; 
- температура свежего пара; 
- давление свежего пара; 
- давление пара в отборах турбины; 
- вакуум в конденсаторе. 
На ряде режимов работы турбоагрегата также целесообразно ввести в ма-
тематическую модель следующие параметры: 
- температура металла цилиндра; 
- абсолютное расширение корпусов цилиндров; 
- температуру масла на сливе из подшипников. 
Предположим, что между вибрационными параметрами Вi и параметрами 
технологического процесса Пj существует функциональная связь вида  
 Вi = f(П1, П2, П3…Пn) (5.1) 
Предположим также, что это связь линейная. Вид данной функции можно 
определить, выявляя тренды вибрационных и технологических параметров при 
изменении режима работы турбоагрегата. При этом необходимо учитывать, что 
значения технологических параметров зависят не только от режима работы тур-
боустановки, но и от схемы регулирования данного параметра (характеристики 
регуляторов), а также от системы сбора и обработки информации в АСУ ТП (мет-
рологических характеристик системы измерений, методики записи значения па-
раметра в базу данных АСУ ТП и т.д.). Для выделения трендов технологических 
параметров при изменении режимов работы турбоагрегата могут быть использо-
ваны результаты испытаний оборудования или результаты расчетов характери-
стик турбины, представленные в нормативной документации.  
Предположим далее, что функциональная связь вида (5.1) зависит от со-
стояния турбоагрегата, то есть – при появлении каких-нибудь повреждений на 
турбоагрегате, данная функция изменяется. Использование функции (5.1) для 
оценки изменения состояния турбоагрегата крайне затруднительно и, по нашему 
мнению, не корректно, так как на мгновенную абсолютную величину измеряемо-
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го параметра влияют, как уже говорилось, характеристики систем измерений и 
сбора информации.  
Для оценки изменения состояния агрегата на вид функции (5.1) может 
быть использована оценка изменения корреляционной связи между вибрацион-
ным параметром и параметрами технологического процесса. Данное предположе-
ние основано на том, что по утверждению ряда авторов, [ 218, 219, 251], статисти-
ческие связи между параметрами состояния энергетического оборудования и па-
раметрами технологического процесса при исправной системе регулирования и 
системе сбора информации (АСУ ТП) не чувствительны к режиму работы турби-
ны и зависят, в основном, от состояния оборудования.  
Оценка корреляционной связи (коэффициент множественной корреляции) 
может быть проведена по известным формулам [220, 275] 
 𝑅(В𝑖 , П1, П2 … П𝑛) = √∑ 𝛽𝑗 ∙ 𝑟(В𝑖 , П𝑗)
𝑛
𝑗=1  (5.2) 
здесь βj – коэффициенты регрессии  в функции (5.1); 
r(Вi, Пj) – парный  коэффициент корреляции между вибрационным и техно-
логическим параметром. 
Работа системы автоматизации диагностирования повреждений в части ана-
лиза группы корреляционных параметров заключается в периодическом вычисле-
нии коэффициента множественной корреляции по формуле (5.2) и сравнения по-
лученного значения с ранее вычисленной величиной коэффициента корреляции. 
Хранящееся в базе данных АСУ ТП вычисленное значение коэффициента множе-
ственной корреляции целесообразно вычислять по правилу «скользящего средне-
го». В этом случае записываемое в базу данных значение коэффициента корреля-
ции в момент времени t определяется  
 Rt = (Rtv+Rt-1) /2, (5.3) 
здесь, Rtv – вычисленное по формуле (5.2) значение коэффициента множественной 
корреляции в момент времени t; 
Rt-1 – записанное значение коэффициента множественной корреляции в мо-
мент времени (t – 1). 
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При значимом различии между значениями вычисленного коэффициента 
множественной корреляции и – хранимого в базе данных АСУ ТП  
 ΔR = │ Rt – Rtv│ > 0,3, (5.4) 
система автоматизации диагностирования повреждений выдает сигнал об измене-
нии состояния турбоагрегата (возникновение повреждений). Для корректной ра-
боты системы необходимо предварительно убедиться, что регуляторы системы 
регулирования и система АСУ ТП функционируют нормально. 
Если при реализации системы автоматизации повреждений выяснится, что 
коэффициент множественной корреляции по (5.2) зависит  от режима работы тур-
боагрегата, то вычисленное значение Rtv (см. 5.3) сравнивается с величиной R = f 
(Nэ), хранящейся в базе данных. В этом случае, в первом приближении, предпола-
гаем, что коэффициент множественной корреляции зависит от мощности турбины 
(Nэ), тогда и сравнение значений коэффициентов корреляции производится при 
одинаковой величине электрической мощности турбины. 
Группа корреляционных признаков характеризует, как правило, наличие 
скрытых, еще не проявившихся дефектов. Такого рода явления могут быть ис-
пользованы для обоснования объема диагностирования турбоагрегата, произво-
димого в процессе его ремонта. 
Таким образом, представленные в настоящем разделе описание системы ав-
томатизации поиска повреждения основано на структурировании диагностиче-
ских признаков вибрационного состояния турбоагрегата как по виду обработки 
для их использования в системе автоматизации, так и по оценке влияния данного 
признака на действия персонала по эксплуатационному обслуживанию оборудо-
вания. Кроме того, проведенный анализ позволяет расширить процедуру оценки 
состояния энергетического оборудования, описанную в концепции системы мо-
ниторинга технического состояния (глава 2 настоящей работы) и ограниченную 
выходом значения измеряемого параметра за пределы области полной или ча-
стичной работоспособности, за счет появления дополнительного признака  (груп-
па факторных признаков) или за счет появления дополнительных функциональ-
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ных, корреляционных связей между вибрационными и технологическими пара-
метрами. 
5.7. Разработка и реализация технологии предотвращения протечек масла из 
подшипников турбин 
5.7.1. Исследование причин протечек масла из подшипников 
Как показало исследование надежности турбин, результаты которого пред-
ставлены в главе 3 настоящей работы, 25% неплановых  остановов турбоагрегатов   
происходит из-за повреждений подшипников, при этом одной из распространен-
ных причин останова являются протечки  масла из подшипников: 13% поврежде-
ний опорных подшипников и 12% повреждений упорно-опорных подшипников.  
Эти результаты совпадают с данными [48].  
Протечки могут происходить через неплотности разъемов корпусов под-
шипников, трещины в корпусах и по  поверхности вращающегося вала. Как пока-
зывает анализ повреждаемости турбин в процессе эксплуатации, в большинстве  
случаев наблюдаются протечки  по  поверхности вращающегося вала. Причинами 
могут  быть увеличенные  зазоры по масляным уплотнениям подшипника, пере-
крытие  посторонними предметами  сливных маслопроводов  и засорение дре-
нажных отверстий, а также   заполнение сливного маслопровода маслом по всему  
сечению из-за неправильной трассировки и образования воздушных  пробок [253]. 
В рамках настоящего исследования выявлено, что основными причинами  
протечек являются увеличенные  зазоры по  масляным уплотнениям  подшипника 
и избыточное давление в картерах подшипников (см. 5.1).   
В нормативных документах не определена требуемая  величина давления в 
корпусах подшипников, однако,   в  литературе имеются  рекомендации  по этому 
вопросу.  В соответствии  с [254], при разрежении 200—400 Па (20—40 мм.  вод.  
ст.) до минимума сводится  возможность попадания в картер водяного пара и за-
грязненного  воздуха  из машинного зала. В то же  время, обеспечивается доста-
точный запас на случай возможного уменьшения разрежения при  изменении ре-
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жима работы  турбины.  По данным [250, 255] при разрежении в  картере под-
шипника 120 Па практически исключается  обводнение масла, а при разрежении 
70 Па из картера начинают  эпизодически выбрасываться масляные  аэрозоли.  
Обычно для  принудительной вентиляции и удаления паров  и газов из мас-
ляного бака, сливных маслопроводов  и картеров подшипников применяют цен-
тробежные  вентиляторы  (эксгаустеры).  
  Как показало обследование маслосистем турбин, эксгаустеры установлены 
только на турбинах мощностью более 100 МВт, на турбинах меньшей мощности, 
а также на ряде мощных турбин, пущенных  в эксплуатацию до 1980г. для  отвода 
избыточных масляных паров на корпусах подшипников выполнены вестовые тру-
бы (сапуны). При этом, контроль за работой эксгаустеров ведется недостаточный, 
что приводит к избыточному давлению в картерах. Так, например, обследование 
турбины ст.№5 Среднеуральской ГРЭС, у которой нет эксгаустеров, показало, что 
в картере подшипника избыточное давление составляет 30—40 Па, при этом через 
вестовую трубу наблюдается непрерывный выход масляных паров, а вдоль вала 
значительные протечки масла (более 5 л. в сутки). Ревизия подшипника показала: 
величина боковых зазоров по масляным уплотнениям составляет 0,15—0,2 мм, 
что соответствует нормативу. 
5.7.2. Методика предотвращения протечек масла из подшипников 
Уменьшение протечек масла обычно осуществляется  путем минимизации  
величины зазора  в масляных уплотнениях.  Ремонт уплотнений — трудоемкая 
операция, требующая точной  подгонки  уплотнений и не всегда  дающая  эффект,    
особенно в случаях пусков турбин с повышенной вибрацией. 
Известно [214], что расход  протечки, в  значительной степени, связан со 
способностью  масла растекаться по твердым поверхностям;   растекание масла с 
образованием  пленки возможно только на поверхностях с высокой поверхност-
ной энергией 
Для разрушения и удаления масляной пленки налипшей в пределах картера 
на вал, иногда используются специальные олеофобные покрытия, например, со-
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держащие фторированные ПАВ, которые уменьшают адгезию масла к металличе-
ской поверхности вала.  
На ряде станций АО ЛМЗ опробовало технологию снижения протечек масла 
за счет использования покрытий, обладающих олеофобными свойствами и явля-
ющихся одним из вариантов композиций фторсодержащих поверхностно-
активных веществ. Применение этой технологии дало хорошие результаты. 
В рамках настоящей работы автором совместно с рядом научно-
исследовательских организаций проведена работа по подбору состава, обладаю-
щего способностью изменять поверхностную энергию таким образом, что ранее 
создававшаяся на поверхности стойкая масляная пленка преобразуется в отдель-
ные капли, которые под действием центробежной силы отрываются от поверхно-
сти в зону уплотнений, не попадая по валу за пределы подшипника. По результа-
там анализа и исследования выбран раствор фторсодержащих поверхностно-
активных веществ на основе эпилама Эфрен-1.  
Раствор представляет собой бесцветную, нетоксичную и негорючую компо-
зицию полифторированных поверхностно-активных веществ и растворителей. 
Растворы на основе эпилама поверхностно-активны в углеводородных маслах и 
растворителях и проявляют не только исключительно высокую гидрофобность, но 
и не свойственную другим ПАВ олеофобность. В результате обработки фторсо-
держащее поверхностно-активное вещество адсорбируется поверхностью и обра-
зует на ней тонкий слой толщиной 30 — 50 А, при этом происходит  снижение 
поверхностного натяжения, что приводит к приобретению поверхностями водо- и 
маслоотталкивающих свойств и исключает смачивание углеводородными масла-
ми, при этом предотвращается растекание смазочных масел по поверхности, ис-
ключается закритическое смещение смазочных веществ (“сухое” трение). На рис. 
5.2 показано растекание масла  на поверхности образца. На рис. 5.3 показан обра-
ботанный раствором ПАВ образец поверхности. На рис. 5.4 показано поведение 
масла на обработанной раствором ПАВ поверхности образца. 
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Рис. 5.2. Растекание масла  на поверхности 
 
Рис. 5.3. Образец поверхности, обработанной раствором ПАВ 
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Рис. 5.4. Образование капель  масла на обработанной раствором ПАВ поверхности образца 
Из рис. 5.4. видно, что  на обработанной раствором ПАВ поверхности об-
разца масляная пленка разделяется на отдельные капли. 
Пленки ПАВ стойки к низким и высоким температурам (они не изменяют 
своих эксплуатационных характеристик в интервале температур от –200º С до + 
450º С), к давлению (удельная нагрузка до 300 кг/мм2), воздействию химических 
веществ. 
Технология эпиламирования, применяется в различных отраслях и заключа-
ется в создании многофункциональных наноразмерных мономолекулярных плё-
нок на поверхностях, требующих изменения свойств. В процессе адсорбции, по-
верхностной диффузии и в результате испарения растворителя образуется  моно-
молекулярный слой (монослой) в виде плёнки вещества толщиной 10…100 А 
(1…10 нм); толщина плёнки зависит от качества подготовки поверхности (уровня 
шероховатости поверхности  — нано-шероховатости),  от  условий и  методов 
нанесения эпилама, от структуры  материала основы, от химического состава 
композиции и др. Образование плёнки сопровождается химической реакцией (хе-
мосорбция), в которую вступают материал основы и состав ПАВ. 
Известны разные способы нанесения фторсодержащих ПАВ: окунание, рас-
пыление в камерах, кистями и т.д., вручную или в автоматизированных установ-
ках. После попадания состава на поверхность тела происходит испарение раство-
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рителя, а само ПАВ вступает в реакцию с поверхностью, при этом формируется 
слой ориентированных молекул, радикально меняющих энергетические воздей-
ствия поверхности твердого тела. Молекулы фторПАВ, закрепляемые за счет сил 
хемосорбции, образуют структуры Ленгмюра в виде спиралей с нормально 
направленными к поверхности материала осями, позволяющими не только 
надежно удерживать смазочные среды, но служить своеобразным буфером между 
контактирующими поверхностями. 
5.7.3. Обоснование технических решений 
Для придания олеофобных свойств шейкам роторов турбин и предотвраще-
ния протечек масла из подшипников вдоль вала в рамках настоящей работы раз-
работана, прошла апробацию и реализована более чем на 20 турбинах специаль-
ная технология нанесения раствора ПАВ на основе эпилама. 
Технология обработки включает следующие основные операции: 
подготовка поверхности; 
очистка  поверхности ротора  от  механических  загрязнений  и продуктов 
коррозии; 
обезжиривание; 
сушка; 
нанесение покрытия; 
окончательная сушка; 
контроль качества покрытия. 
В результате выполненного исследования установлено, что качество обра-
ботки и стойкость нанесенного покрытия зависят, в основном, от качества подго-
товки поверхности. В связи с этим в технологии предусмотрено проведение обез-
жиривания в нескольких этапов: 
1. предварительное обезжиривание, 
2. первая промежуточная сушка, 
3. промежуточное обезжиривание, 
4. вторая промежуточная сушка, 
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5. окончательное обезжиривание 
6. сушка.  
 На основе накопленного опыта для каждого этапа обезжиривания подобра-
ны растворители, позволяющие  в результате комплексной обработки  удалить все 
возможные отложения. 
Опытным путем обосновано, что нанесение фторсодержащего поверхност-
но-активного покрытия на обрабатываемую поверхность вала ротора целесооб-
разно осуществлять кистью или тампоном.  
Исследованы и определены оптимальные зоны нанесения покрытия на 
шейки роторов для различных типоразмеров турбин, определены расходы раство-
рителей и ПАВ. 
Для получения гарантированного покрытия, обеспечивающего предотвра-
щение протечек масла вдоль вала, разработана методика проверки  качества  
нанесенного покрытия.  
5.7.4. Апробация и реализация 
Апробация и исследование методики предотвращения протечек масла из 
подшипников путем обработки шеек роторов в зоне масляного уплотнения рас-
твором ПАВ на основе эпилама проводились на турбинах мощностью от 16 до 
500 МВт электростанций Уральского региона. В рамках исследования проводи-
лись определение величины протечек до обработки, определение величин зазоров 
в масляных уплотнениях подшипников, контроль состояния подшипников (нали-
чие протечек) после обработки валов от момента пуска турбины до следующего 
вскрытия подшипников.  
В рамках исследования по описанной  выше технологии  для  устранения  
протечек масла были обработаны  ротора более 20 турбин (табл.5.5), кроме того,  
были  также обработаны ротора дымососа  и  воздуходувки котла  №7  Ново-
Свердловской ТЭЦ,  ротора питательных  турбо- и  электронасосов  блока №9 
СУГРЭС. 
Были получены следующие результаты: 
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Турбоагрегат №5 СУГРЭС —  до  обработки в течение длительного времени 
наблюдались  протечки  масла из  подшипников №№5,6 в количестве 1,5 – 2л в  
смену.    После нанесения олеофобного покрытия протечки уменьшились, а через 
2 недели прекратились полностью. 
Турбоагрегат №9 СУГРЭС – до обработки имели место протечки из под-
шипников №№1,2,7.  После  нанесения покрытия  имевшиеся  протечки прекра-
тились. 
Таблица 5.5 
Турбины,  обработанные эпиламирующим составом для 
устранения  протечек  масла  из  подшипников 
Станционный номер Тип   турбины 
обработанные  подшипники Дата 
обработки количество номера 
СУГРЭС    т/а№5 Р-16-29/1,2 2 5,6 16.07.98 
СУГРЭС   т/а №9 К-300-240 ЛМЗ 3 1,2,7 21.01.99 
Рефт.ГРЭС  т/а №10 К-500-240 ХТЗ 1 10 25.12.98 
Рефт.ГРЭС   т/а №7 К-500-240 ХТЗ 9 1,2,3,4,5,6,7,8,10 25.11.99 
Рефт.ГРЭС   т/а №9 К-500-240 ХТЗ 2 8,10 20.06.00 
Рефт.ГРЭС   т/а №8 К-500-240 ХТЗ 9 1,2,3,4,5,6,7,8,10 0501.01 
Рефт.ГРЭС   т/а №3 К-300-240 ХТЗ 3 4,5,6 12.07.00 
Рефт.ГРЭС  т/а №10 К-500-240 ХТЗ 5 5,6,7,8,9 28.02.01 
Н-Свердловская 
ТЭЦ т/а №1 
Т-100-130  ТМЗ 2 7,8 15.06.99 
Н-Свердловская 
ТЭЦ т/а №2 
Т-100-130  ТМЗ 8 1,2,3,4,5,6,7,8 26.06.00 
СУГРЭС т/а №6 Т-100-130  ТМЗ 8 1,2,3,4,5,6,7,8 12.07.99 
Серов.ГРЭС  т/а№7  К-100-90 ЛМЗ 7 1,2,3,4,6,7,8  и внутр. 
уплотн. генератора 
11.03.01 
Первоуральская 
ТЭЦ т/а №3 
Р-6-35/3 1 1 10.07.01 
Н-Свердловская 
ТЭЦ т/а №3 
Т-100-130  ТМЗ 8 1,2,3,4,5,6,7,8 25.05.00 
Рефт.ГРЭС   т/а №4 К-300-240 ХТЗ 5 4,5,6,7,8 12.07.01 
Рефт.ГРЭС   т/а №5 К-300-240 ХТЗ 6 1,2,4,5,6,8 17.12.01 
Свердловская ТЭЦ 
т/а №3 
ПР-12/29/11/1,3 4  29.08.01 
Серов.ГРЭС  т/а№4  К-50-90 ЛМЗ 4 1,2,3,4,и внутр. 
Уплотн. генератора 
21.12.02 
Первоуральская 
ТЭЦ т/а №1 
ПР-12-35/10/1,2 4 1,2,3,4 10.05.02 
Серов.ГРЭС  т/а№6  К-100-90 ЛМЗ 7 1,2,3,4,6,7,8  и внутр. 
Уплотн. генератора 
11.10.02 
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Турбоагрегат №10  РефтГРЭС наблюдались значительные протечки масла 
из подшипника  №10. Для их  устранения  в течение 1998 г.  3  раза были выпол-
нены вскрытие и ревизия подшипника, переборка  масляных  уплотнений, но 
устранить протечки не удалось. После нанесения покрытия течи масла прекрати-
лись. Контроль в течении  более  2-х  лет показал, эффект носит длительный ха-
рактер. 
На турбинах  типа  К-300-240 ХТЗ и  К-500-240 ХТЗ,  имеющих  встроенные  
подшипники  ЧНД, наблюдается попадание  масла  в конденсат  отсоса  пара из  
уплотнений  ЧНД.  При этом  содержание  масла значительно  превышает  разре-
шенную  норму  (норма  0,1  мкг/л), что  приводит  к  большим  потерям  конден-
сата.  Для исключения замасливания конденсата и уменьшения его потерь выпол-
нены обработки роторов турбин №7 и 3. 
Турбоагрегат №7  РефтГРЭС — после нанесения в процессе  ремонта    по-
крытия  на ротор в районе подшипников 5,6,7,8 протечки масла из подшипников 
прекратились, содержание  масла в конденсате снизилось до 0,08  мкг/л. Турбо-
агрегат  №3  Рефтинской ГРЭС — до обработки в  конденсате были  видимые 
следы масла (несколько микрограмм),  значительно превышающие норму; после 
нанесения  покрытия  на  основе эпилама,  анализы      показали, что содержание 
масла в  конденсате составляет 0,04  мкг/л, а повторный  анализ, выполненный 
через несколько дней, показал,   что содержание масла в  конденсате снизилось  и 
составляет 0,02  мкг/л.  Контроль за содержанием масла в конденсате, выполняе-
мый в межремонтный период эксплуатации показал, что полученный эффект не 
всегда носит стабильный характер (на ряде режимов содержание масла в конден-
сате соответствует норме, а на некоторых превышает ее). Исследования показали, 
что это связано с величиной давления в картере подшипника, при больших вели-
чинах разряжения воздушный поток, проходящий через подшипник захватывает 
масляные капли, образованные за счет олеофобности поверхности обработанного 
вала, и они попадают в конденсат.  
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Хорошие результаты получены при обработке роторов турбин Свердлов-
ской и Первоуральской ТЭЦ, где работы выполнялись в период текущего ремон-
та, специально проведенного для устранения протечек масла. На  Первоуральской 
ТЭЦ турбина была остановлена, вскрыт подшипник, проведена обработка и тур-
бина пущена в эксплуатацию. Течь масла полностью устранена.  
ПЭН и  ПТН блока  9  СУГРЭС  выполнена обработка первых подшипников 
— имевшиеся  протечки прекратились. 
Как показал накопленный автором опыт, технологический  процесс подго-
товки  и  обработки   достаточно  прост,  отличается сравнительно  низкой стои-
мостью и  не  требует больших  временных  затрат, например для обработки   всех  
шеек валопровода турбины  типа  К-500 -240 достаточно 8  часов. 
В ряде случаев устранение протечек эпиламирующим составом оказывается 
единственным эффективным мероприятием, возможным к применению в межре-
монтный период. Так, на одной из турбин появившуюся вскоре после пуска агре-
гата из капитального ремонта течь масла не удавалось устранить многократными 
переборками масляных уплотнений. После обработки эпиламирующим составом 
течь прекратилась и не наблюдалась более 3 лет. 
Опыт нанесения покрытий показал, что наиболее удобно  выполнять обра-
ботку роторов в процессе капитального  ремонта, когда ротора вынуты  из турби-
ны и находятся на стойках.  В этом  случае  обработку целесообразно  проводить  
перед  укладкой роторов  в цилиндр.  Укладку роторов можно производить после 
окончательной сушки, при этом необходимо обратить внимание, чтобы    обрабо-
танная поверхность не подвергалась механическим  воздействиям (строповка за  
обработанную поверхность  и др.) 
При нанесении покрытия на ротор, лежащий в собственных  подшипниках,  
целесообразно  снять нижние половины масляных уплотнений. 
Разработанная в рамках настоящего исследования методика предотвраще-
ния протечек масла вдоль вала из подшипников турбины путем обработки вала 
составом ПАВ на основе эпилама реализуется ЗАО «УТЗ» на вновь выпускаемых 
турбинах (Т-113/145-12,4; Т-110/120-130-5).   
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5.8. Разработка новой конструкции вкладыша опорного подшипника 
Для предотвращения повреждений баббитовой заливки вкладышей под-
шипников и обеспечения сохранности шеек валопровода при возникновении ава-
рийных ситуаций, связанных с недостаточным поступлением масла на смазку, ав-
тором разработана конструкция вкладыша, имеющая два слоя антифрикционного 
материала. 
Традиционная конструкция вкладыша представляет собой, как правило, по-
лое цилиндрическое тело, на внутреннюю поверхность которого нанесён анти-
фрикционный слой из баббита Б-83.  Толщина слоя баббита в традиционных кон-
струкциях составляет обычно 5—6 мм.  
Недостатком такого вкладыша является низкая надёжность его работы. 
Максимально допустимая температура масла на сливе из подшипников не должна 
превышать 80°C.В аварийной ситуации, при недостаточном количестве смазочно-
го масла, происходит разогрев антифрикционного слоя. При разогреве до 115°C 
внутренняя поверхность вкладыша размягчается и ее сопротивление деформиро-
ванию и износу резко ухудшается. При 150°C разрушается пленка из масла. При 
350°C происходит выплавление баббитовой заливки.  
Для предотвращения таких повреждений предложено  выполнять на сталь-
ном основании вкладыша подшипника слой из антифрикционного композицион-
ного материала из спеченных порошков на основе меди, на который, в свою оче-
редь, наносить рабочий антифрикционный слой из баббита Б-83 или сплава на его 
основе.  
Толщина рабочего антифрикционного слоя сопоставима с радиальными за-
зорами между ротором и статором. Толщина слоя из антифрикционного компози-
ционного материала определяется технологией его выполнения. Медная основа 
подслоя сцепления обеспечивает хорошую адгезию с рабочим слоем. 
На рис. 5.5 представлен продольный разрез вкладыша. В качестве анти-
фрикционного композиционного материала автор предлагает применять биметалл 
сталь-бронзографит типа «Романит-Н», который получается в результате нанесе-
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ния на стальную подложку порошка бронзографита при линейном давлении 
78 000 тонн и дальнейшего спекания.  
Бронзографитовый слой содержит в своем составе: медь 40,0 – 60,0%, ди-
сульфид молибдена 4,5 – 7,5%, сульфиды железа 12,0 – 20,0%, фосфор 0,48 – 
1,2%, нитриды бария и графит в виде порошка и гранул, покрытых специальной 
оболочкой. 
 
 
Рис. 5.5. Вкладыш радиального подшипника скольжения турбины: 1 – вкладыш подшипника, 2 
– металлический вкладыш, 3 – слой композиционного антифрикционного материала, 4 – слой 
баббита. 
Характеристики Романита представлены в таблице 5.6. 
Таблица 5.6   
Технические характеристики биметалла  стальбронзографит (Романит-Н) 
Параметр 
Режим работы  
без смазки 
Режим работы  
со смазкой 
Коэффициент трения 0,03—0,05 при t до 70°С 
0,3—0,4   при t до 300°C 
0,005—0,007 при t до 70°С 
0,05 — 0,08 при t до 130°С 
Максимальная скорость 
скольжения, м/с  
6 при t до 300°C 15 при t до l30°C 
Износ, мкм/км 5—20 0,5—5 
Допустимая нагрузка:    
Статическая, н/мм2 108 
Динамическая, н/мм2 70 
Твердость, НВ 31,1— 41,0 
Прочность на срез:  
 исходная лента н/мм2 108 N/mm2 
лента изогнута на радиус 40 мм. 
н/мм2 
45 N/mm
2
 
Толщина слоя порошка, мм: 3—8 
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 Триботехнические испытания подшипников скольжения, выполненных из  
аналогичных материалов (биметалл ДГр10 и ДН5КФ9), результаты которых пред-
ставлены в  [265] показали, что их несущая способность (P×V) по условиям испы-
таний составила 2 464 (кг·м)/(см2·с), что сопоставимо с несущей способностью 
подшипников скольжения мощных паровых турбин. Так, например, линейная 
скорость (V) для шейки вала турбины Т-250/300 УТЗ с диаметром 465 мм состав-
ляет около 82 м/с: Максимальная нагрузка на поверхность скольжения вкладыша 
подшипника (P) при расчёте обычно принимается не более 3 МПа (30 кг/см2). Ре-
альная нагрузка значительно ниже. Таким образом, для подшипника паровой тур-
бины величина (P·V) составит 2460 (кг·м)/(см2·с). Исходя из практики соблюде-
ния равенства несущей способности (P×V) при различных P и V, можно утвер-
ждать, что вышеупомянутые композиционные антифрикционные материалы из 
спеченных порошков на основе меди применимы для использования в паровых 
турбинах. 
Максимально допустимая температура работы узлов трения, изготовленных 
из Романита,  может достигать 700C.  
В таблице 5.7 приведены сравнительные характеристики Романита и баббита. 
Таблица 5.7  
Сравнительные характеристики антифрикционных материалов 
№ Параметры материалов 
Единицы 
измерения 
Технические характеристики 
материалов 
Биметалл Баббит 
1 Плотность (Y) Г/см2 8,0 – 8,4 7,3 – 10,0 
2 
Твердость 
(микротвердость) 
НВ 
42 – 49 
300 – 320 
28 – 30 
4 Удельное удлинение при разрыве (g) % 10 15 
5 Ударная вязкость (а) Дж/см2 9,08–12,7 10 – 13 
6 Гидродинамическая прочность Мпа 7,5 3,5 
7 Удельное давление (Р) кг/мм2 11 3,5 
8 
Коэффициент трения (k) 
- без смазки 
- со смазкой 
  
  
0,03 – 0,05 
0,005 – 0,007 
  
не работает 
0,1 
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В предложенной конструкции вкладыша в условиях нормальной эксплуата-
ции, с достаточным количеством смазочного масла, шейки валопровода контак-
тируют с рабочим антифрикционным слоем из баббита. При возникновении ава-
рийной ситуации с прекращением подачи смазочного масла, баббитовый слой 
разогревается. При температуре слоя 350 С происходит расплавление баббита. 
Шейка вала вступает в контакт со слоем из композиционного антифрикционного 
материала Романит. В условиях аварийной ситуации не высокое значение коэф-
фициента жидкостного трения, по сравнению с традиционным баббитом, уже не 
играет важной роли.  
Таким образом, выполнение подслоя из антифрикционного композиционно-
го материала из спеченных порошков на основе меди позволяет повысить надёж-
ность работы турбины за счёт исключения контакта шеек валопровода со сталь-
ным основанием вкладыша и образования недопустимых задиров в аварийных си-
туациях при недостаточном количестве смазочного масла.  
5.9. Выводы 
1.  На основе проведенного исследования статистического материала  по 
повреждениям подшипников турбин различной мощности определены и система-
тизированы причины различных повреждений баббитовой заливки опорных и 
упорных подшипников. 
2. Обоснована целесообразность  реализации в модуле вибромониторинга 
двух отдельных режимов работы для диагностики дефектов: 
- режим  "диагностика  исходного  состояния"  для диагностирования  де-
фектов, привнесенных  в процессе ремонта, 
- режим "эксплуатационная диагностика" —  диагностирование  дефектов,  
возникающих и развивающихся в процессе эксплуатации. 
3. На основе обобщения данных о повреждаемости турбин сформирован и 
структурирован список из 34 дефектов и относящихся к ним  диагностических 
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признаков; определены параметры состояния и параметры процесса, использова-
ние  которых в системе мониторинга позволяет диагностировать состояние тур-
бины.  
4. Показано, что связь между изменением параметров вибрации турбоагре-
гата и изменением его   режимных параметров является многофакторной. 
5. Разработана методика автоматизации диагностики повреждений  в подси-
стеме мониторинга вибрационного состояния основанная на корреляционно-
регрессионном анализе многофакторных связей между изменением параметров 
вибрации турбин и  режимных параметров ПТУ.  
6. Разработана технология предотвращения протечек масла из подшипников 
и апробирована более чем на 20 турбинах, а также на вспомогательном вращаю-
щемся оборудовании ПТУ.  
7. Разработана и защищена патентом многослойная конструкция вкладыша 
опорного подшипника, в которой  на стальном основании вкладыша подшипника 
предложено  выполнять слой из антифрикционного композиционного материала 
из спеченных порошков на основе меди, на который, в свою очередь, наносить 
рабочий антифрикционный слой из баббита Б-83 или сплава на его основе; такая 
конструкция позволяет исключить контакт шеек валопровода со стальным осно-
ванием вкладыша при выплавлении баббитовой заливки. 
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6. ИССЛЕДОВАНИЕ РАБОТЫ СИСТЕМЫ ТЕПЛОВЫХ РАСШИРЕНИЙ ТУРБИН 
И РАЗРАБОТКА МЕТОДОВ ПО УЛУЧШЕНИЮ ИХ РАБОТЫ 
Результаты исследований, представленные в настоящей главе, опубликова-
ны в работах автора [286, 288, 296, 304, 310, 315, 316, 318, 322, 325—327, 330, 338, 
341, 347]. 
6.1. Разработка и обоснование комплексного подхода к нормализации 
работы системы тепловых расширений турбин 
Проблемы, связанные  с  затрудненными  тепловыми расширениями цилин-
дров, периодически возникают почти на всех типах многоцилиндровых паровых 
турбин. Ситуация усугубляется значительным сроком эксплуатации (на грани вы-
работки ресурса) большинства турбин, находящихся в эксплуатации на ТЭС, пе-
ременным графиком работы (частые пуски и остановы, значительное изменение 
нагрузки) турбин большой единичной мощности, длительными простоями неко-
торых турбин, и одновременным уменьшением объемов ремонтных работ. В свя-
зи с этим для большинства мощных турбоагрегатов проблема нормализации рабо-
ты системы тепловых расширений выходит на одно из первых мест, как по влия-
нию на надёжность, так и на экономичность их дальнейшей эксплуатации. 
У многоцилиндровых турбин нарушения тепловых расширений могут про-
являться в виде  невозвращения цилиндров в исходное положение после полного 
остывания турбины; увеличенных по сравнению с нормативными, наклонах кор-
пусов подшипников (кручениях поперечных ригелей фундаментов); скачкообраз-
ного перемещения корпусов подшипников; повышенного по сравнению с допу-
стимым нагрева колодок упорного подшипника. Такие нарушения приводят, как 
правило, к увеличению уровня вибрации подшипников, их повреждению, а также 
могут приводить к повреждениям  радиальных и осевых уплотнений цилиндров, 
соединительных болтов  в муфтах роторов [149]. 
Нарушения в работе систем тепловых расширений отражаются на эконо-
мичности работы турбоагрегата и приводят к дополнительным затратам топлива, 
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вызванным неплановыми пусками-остановами, увеличением времени пуска, огра-
ничением мощности и маневренности агрегата. 
В рамках настоящей работы выполнено расчетно-экспериментальное иссле-
дование работы систем тепловых расширений турбин Т-100/120-130,  
Т-175/210-130 ЗАО УТЗ, К-300-240 ЛМЗ, К-300-240 ХТЗ в натурных условиях, с 
целью выявления конкретных причин нарушений в работе, разработки мероприя-
тий по устранению этих причин, оценки эффективности мероприятий с точки 
зрения обеспечения надежности работы турбины и оптимизации объема ремонт-
ных работ.  
Обобщение данных работ [149—154] показало, что основные причины 
нарушения нормального функционирования систем тепловых расширений СТР: 
- большие силы трения между подошвой корпуса подшипника и фунда-
ментной рамой; 
- заклинивание в паре «корпус подшипника – продольная шпонка». 
Анализ эксплуатационной и ремонтной документации показал, что основ-
ные причины нарушений  процесса расширения турбин можно подразделить по 
узлам турбины, в которых возникают нерасчетные  усилия, вызывающие откло-
нения от проектной схемы расширений (поверхность сопряжения – «корпус под-
шипника — фундаментная рама», поперечное шпоночное соединение, продольное 
шпоночное соединение, присоединенные трубопроводы).  
По результатам выполненного автором анализа, сформулированы типовые 
дефекты, обнаруживаемые в элементах системы тепловых расширений. 
Поверхности скольжения корпусов подшипников по фундаментным рамам 
– в этом узле в процессе эксплуатации возникают коррозия, загрязнение, задиры и 
износ поверхностей  скольжения  корпусов  подшипников, а в процессе ремонта 
может возникать неплотность прилегания поверхностей. 
Поперечное шпоночное соединение (узел сочленения лапы цилиндра и 
опорного «крыла» корпуса подшипника) – в этом узле в процессе пуска-останова 
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часто происходит защемление (закусывание), вызванное взаимными угловыми 
деформациями лап цилиндров и ответных элементов корпуса подшипника. 
 Продольное шпоночное соединение – в этом узле в процессе эксплуатации 
возникают коррозия и загрязнение, что приводит к увеличению коэффициента 
трения в паре «паз-продольная шпонка».  Кроме того, при пуске турбоагрегатов 
достаточно часто возникает ситуация, вследствие которой из-за увеличенной раз-
ности температур фланца горизонтального разъема слева и справа, происходит 
взаимное смещение пазов левой и правой лап цилиндра в осевом направлении, и 
как следствие, односторонняя передача осевого усилия через поперечную шпон-
ку, что  приводит к прижатию паза подошвы корпуса подшипника к продольным 
шпонкам и к возникновению дополнительных усилий трения на продольной 
шпонке [199]. В этом случае, поскольку площадь контакта продольных шпонок с 
пазом подошвы невелика, в зоне контакта возникают высокие удельные нагрузки. 
Это может привести к появлению задиров на боковых поверхностях паза и увели-
чению коэффициента трения в паре "паз – продольная шпонка". 
Присоединенные трубопроводы — создают  нерасчетные (повышенные) 
усилия и моменты, действующие  на корпуса цилиндров, вызванные, например, 
отступлениями от проектных решений в части расположения на трубопроводах от-
боров (теплофикационных и регенеративных) элементов компенсации их тепловых 
расширений. Необходимо отметить, что у большинства турбоустановок, находя-
щихся в эксплуатации, расчетные величины усилий, полученные при проектиро-
вании более 40 лет назад,  не соответствуют фактическим усилиям из-за несовер-
шенства применяемых в то время расчетных методик.   
Для устранения нарушений в работе СТР турбин разных типов различными 
отраслевыми институтами и предприятиями  был разработан и опробован ряд 
конструктивных и эксплуатационных решений, обобщением которых стал ком-
плекс мероприятий,  рекомендованный [149]. 
Анализ результатов работ по нормализации тепловых расширений, выпол-
ненных с участием автора, а также результатов работ других авторов, представ-
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ленных в [150—163] показал, что выполнение отдельно взятых мероприятий, 
направленных на устранение какой-либо одной из причин нарушений в работе си-
стемы тепловых расширений, дает лишь частичный эффект, а зачастую  времен-
ный эффект.  
Для обеспечения надежной долговременной работы системы тепловых рас-
ширений необходимо выявление и устранение всего комплекса проблем, оказы-
вающих влияние на работу этого узла у конкретного турбоагрегата.  
Результаты исследований, выполненных с участием автора, показали, что  
для выявления причин затрудненных тепловых расширений необходимо проведе-
ние комплексных обследований турбоагрегатов, при которых кроме параметров, 
рекомендованных в [149] (абсолютные тепловые перемещения корпусов подшип-
ников, изменения уклонов корпусов подшипников или соответствующих ригелей 
фундаментов, поперечные перемещения лап корпусов цилиндров), необходимо 
также контролировать вибрационное состояние турбоагрегата. Кроме того необ-
ходимо одновременно с этими исследованиями выполнять  обследование присо-
единенных к турбине трубопроводов на наличие защемлений, неправильной рабо-
ты опорно-подвесной системы, а также отклонений от проекта. 
По результатам выполненных исследований, автор считает, что для обеспе-
чения надежной долговременной работы системы тепловых расширений необхо-
димо в процессе эксплуатации и ремонта турбоагрегата выполнять комплекс вза-
имосвязанных мероприятий:  
в процессе эксплуатации и предремонтного обследования определить при-
чины, вызывающие нарушение работы системы тепловых расширений конкретно-
го турбоагрегата; 
при выполнении ремонта:   
- обеспечить стабильные характеристики поверхностей скольжения корпу-
сов подшипников с приемлемым коэффициентом трения; 
- исключить защемления в поперечных шпоночных соединениях; 
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- минимизировать усилия, действующие на цилиндры и корпуса подшип-
ников турбины со стороны присоединенных трубопроводов; 
при эксплуатации после ремонта обеспечить равномерность прогрева кор-
пусов цилиндров; 
реализовать модуль мониторинга и диагностики системы тепловых расши-
рений. 
6.2. Экспериментальное исследование работы системы тепловых 
расширений турбин различных типов в условиях эксплуатации 
В рамках настоящей работы выполнено исследование работы систем тепло-
вых расширений 2-х турбин К-300-240-2 ХТЗ Рефтинской ГРЭС, 2-х турбин    Т-
100/110-130 УТЗ Ново-Свердловской ТЭЦ, 3-х турбин Т-175/210-130 УТЗ Омской 
ТЭЦ-5, турбины К-300-240 ЛМЗ Среднеуральской ГРЭС в процессе эксплуатации 
при сохранении проектной схемы организации системы и при различных ее мо-
дернизациях. Целью исследования было определить причины, вызывающие от-
клонения от нормальной работы системы тепловых расширений для конкретного 
типа агрегата, эффективность различных мероприятий по устранению этих при-
чин, а также отработать методику, позволяющую контролировать все необходи-
мые параметры, характеризующие работу системы тепловых расширений. 
В процессе исследований выполнялся контроль, основных параметров, ха-
рактеризующих состояние СТР: величин абсолютных тепловых перемещений 
корпусов подшипников, изменений величины уклонов корпусов подшипников 
(ригелей), величин поперечных перемещений лап цилиндров относительно корпу-
сов подшипников.  
Параметры, характеризующие режим работы турбоагрегата (электрическая 
нагрузка турбины, температуры металла цилиндров, температуры свежего пара и 
пара промперегрева, вибрация подшипников и др.), регистрировались по показа-
ниям штатных приборов или системы АСУ блока при ее наличии (Рефтинская и 
Среднеуральская ГРЭС). 
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При исследовании определялись взаимные угловые перемещения лап ци-
линдров и "крыльев" корпуса подшипников. С этой целью применялась оптиче-
ская установка, которая  была специально разработана в рамках исследования; 
установка предназначена для  измерения суммарной величины разворота (угло-
вых деформаций) лап цилиндров и суммарных величин разворотов соответству-
ющих опорных "крыльев" корпусов подшипников. Установка состоит из двух 
вертикальных стоек, на одной из которых установлена оптическая зрительная 
труба и измерительная шкала на другой стойке установлено отражающее зеркало. 
В качестве оптической трубы применено устройство типа "Микко" ЗТ30Х, которое 
имеет прицельную сетку. При проведении исследований были использованы два 
комплекта стоек: один устанавливался на лапы цилиндра, второй — на опорные 
"крылья" корпусов подшипников. Минимальная величина расстояния между 
стойками составила 1440 мм, а максимальная достигала значения 2040 мм (для 
стоек, установленных на "крыльях" корпуса подшипника турбин К-300-240 ХТЗ 
со стороны ЦСД).  
Погрешность измерения расстояния между стойками ΔL не превышала 5 
мм.  
Пример схемы размещения оптической оснастки на исследуемых турбинах 
представлен на рис. 6.1. 
 
Рис. 6.1. Схема размещения оптической установки 
Перед началом исследований  проводилась настройка комплекта, таким об-
разом, чтобы перекрестие прицельной сетки зрительной трубы совпадало с сере-
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диной шкалы (рис. 6.2). В процессе изменения теплового состояния цилиндра 
происходило смещение контролируемой точки на величину а от начального по-
ложения, вызванное угловым перемещением (разворотом) лап цилиндра или 
"крыльев" корпуса подшипника.   Величина Δа абсолютной погрешности измере-
ний не превышала 1 мм.  
 
а 
 
б 
Рис. 6.2. Измерение величины угловых перемещений с помощью оптической 
установки: а — начальная настройка установки; б — определение величины уг-
лового перемещения  
Суммарный разворот лап или "крыльев" корпуса подшипников Р опреде-
лялся по формуле β = а/2L. Величина относительной погрешности суммарных 
разворотов лап цилиндра и крыльев  корпуса подшипников Δβ/β определялась по 
формуле 
 
2 2
a L
a L
     
    
    
 (6.1) 
Погрешность определения суммарного разворота лап и «крыльев» Δβ не 
превышала 0,035·10-2 рад. 
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Для обработки результатов измерений было принято, что увеличение вели-
чины суммарного углового перемещения (разворота) лап цилиндров соответству-
ет их схождению, а увеличение величины суммарного углового перемещения 
"крыльев" корпусов подшипников соответствует их деформированию в сторону 
от цилиндров. 
В связи с тем, что применяемая методика не дает возможности определить 
величину угловых деформаций одной лапы или одного «крыла» из пары,  а позво-
ляет определить только суммарные угловые деформации пары лап или пары 
"крыльев", то было принято допущение о симметричности угловых деформаций и 
величина взаимных угловых перемещений лап цилиндров и опорных "крыльев" 
корпусов подшипников определялась как 1/2 величины разности суммарных уг-
ловых деформаций лап цилиндра и соответствующих "крыльев" корпуса подшип-
ников.  
Для турбин, у которых в качестве  поперечных шпонок применены кон-
струкции  с поворотными элементами, для наглядности при оценке результатов 
исследований, введен новый параметр  "эквивалентный зазор".  
"Эквивалентный зазор" соответствует величине зазора в паре "призматиче-
ская поперечная шпонка – паз", обеспечивающей отсутствие контакта элементов 
пары при таких же величинах взаимных разворотов лап и «крыльев», какие были 
зафиксированы при исследовании турбин с поворотными шпонками. 
Величина "эквивалентного зазора» определялась как произведение ширины 
лапы  и величины взаимных угловых разворотов лап цилиндров и "крыльев" кор-
пуса подшипников. 
В рамках настоящей работы выполнены исследования по оценке эффектив-
ности регламентных мероприятий по нормализации тепловых расширений турбин  
в соответствии с рекомендациями [149], эффективности реконструкции узла со-
членения «лапа цилиндра (паз) – поперечная шпонка», эффективности примене-
ния различных материалов на поверхностях скольжения корпусов подшипников 
по фундаментным рамам, а также исследования результатов комплексных модер-
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низаций системы тепловых расширений турбин. Для определения эффективности 
реализованных мероприятий проводился сравнительный анализ состояния систе-
мы тепловых расширений до и после выполнения работ, в отдельных случаях (при 
выполнении комплексных модернизаций) сравнительный анализ работы систем 
тепловых расширений модернизированной турбины и турбины, имеющей проект-
ную схему тепловых расширений. При этом исследования проводились в течении 
длительного времени, для возможности анализа поведения системы тепловых 
расширений при различных режимах турбины в процессе эксплуатации.  
6.3. Разработка и исследование методов по улучшению работы 
системы тепловых расширений турбин, проводимых в условиях 
эксплуатации и ремонта 
6.3.1. Исследование эффективности регламентных мероприятий по снижению 
сил трения на поверхностях скольжения корпусов подшипников турбин, 
выполняемых в период ремонта  
Действующими  нормативными документами [149], для снижения сил тре-
ния на поверхностях скольжения корпусов подшипников, рекомендовано выпол-
нять следующие мероприятия: периодическую ревизию опорных поверхностей 
корпусов подшипников; проверку и, при необходимости, исправление реакции 
опор цилиндров;  нанесение на поверхности скольжения различных смазок; уста-
новку антифрикционных материалов в узлы скольжения; установку грязезащит-
ных экранов для предотвращения загрязнения поверхностей скольжения.  
Исследование эффективности этих мероприятий проведено по результатам 
обследований  и эксплуатационного контроля работы систем тепловых расшире-
ний 3-х турбин Т-175/210-130 (Т-185/220-130) в условиях Омской ТЭЦ-5 за 10 
летний период.  
При проведении капитальных ремонтов турбин Т-175/210-130  была выпол-
нена ревизия и оценка состояния элементов системы тепловых расширений (заме-
ры зазоров в шпоночных соединениях,  осмотр скользящих поверхностей и кон-
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троль прилегания поверхностей корпуса подшипника и фундаментной рамы по 
краске, взвешивание цилиндров). На основании  выполненных проверок было 
определено:  
- зазоры в осевых и вертикальных шпоночных соединениях близки по вели-
чине к требованиям завода-изготовителя; 
- прилегание скользящих поверхностей обеспечено на   более чем 85% 
площади;  
- наблюдается неравномерность  реакции опорных лап цилиндров (величи-
на расхождения в реакции опорных лап достигает  5,5 т при допустимой 
величине 0,5т) 
В процессе ремонта турбоагрегата были  проведены следующие мероприя-
тия: 
- очистка от грязи скользящих поверхностей; 
- нанесение на поверхность скольжения корпуса подшипника в качестве 
смазки сухого чешуйчатого графита; 
- шабровка опорных поверхностей лап цилиндров для изменения нагрузок 
на опоры (исправление реакции опор).  
Эффективность выполненных работ оценивалась по результатам обследова-
ний,  проведенных до выполнения работ, сразу  после их выполнения и далее пе-
риодически в процессе эксплуатации при одинаковых параметрах состояния  тур-
бины  (электрическая нагрузка,  температура металла цилиндров).  
На рис. 6.3 представлены данные по перемещению первого и второго кор-
пусов подшипников, полученные до и сразу после выполнения ремонтов по 3-м 
турбинам.   
Результаты исследования показали: 
- выполнение  комплекса регламентных мероприятий (по ревизии и очистке 
скользящих поверхностей, исправлению реакции опор, нанесению смазки  из су-
хого чешуйчатого графита) позволило по окончании ремонта обеспечить  норма-
тивную  величину перемещений корпусов подшипников;  
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Рис. 6.3. Эффект от реализации регламентных мероприятий (по ревизии и очистке скользящих 
поверхностей)  для нормализации тепловых перемещений турбин Т-175-130 УТЗ: а – переме-
щение корпуса подшипника № 1; б – перемещение корпуса подшипника № 2 
- выполнение указанных мероприятий дает временный (краткосрочный) ре-
зультат и не обеспечивает нормативную  величину перемещений корпусов под-
шипников на межремонтный период:  по мере возникновения загрязнений на  по-
верхностях скольжения, снова проявляются нарушения в работе СТР цилиндров, 
величины перемещений корпусов подшипников уменьшаются (величина переме-
щения корпуса подшипника №1 турбины ст.№4 за 5 лет эксплуатации уменьши-
лась с 23,4 до 19,5 мм).   
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6.3.2. Исследование эффективности применения на поверхностях скольжения 
корпусов подшипников опорных пластин из биметалла  
В главе 1 на основе данных [154—157] показано, что хорошие результаты 
по уменьшению сил трения на поверхностях скольжения корпусов подшипников 
достигнуты при применении в узле скольжения  композитных материалов. 
Наибольшее распространение получила металло-фторопластовая лента (МФЛ). 
Исследования автора, выполненные на  турбинах К-300-240 ХТЗ Рефтин-
ской ГРЭС, К-300-240 ЛМЗ Среднеуральской ГРЭС, Т-100/110-130 ЗАО УТЗ Но-
во-Свердловской ТЭЦ, где была использована МФЛ подтвердили ее эффектив-
ность при эксплуатации в течение 10 лет.  
Однако, применение МФЛ связано с перецентровкой проточной части на 
величину, соответствующую толщине ленты (лента выпускается трех размеров 
0,65; 1,1; 1,55 мм). В настоящее время приобретение МФЛ  затруднительно. В 
связи с этим представляет интерес использование других вариантов композитных 
материалов. 
В рамках настоящей работы  проведено исследование эффективности — 
вставок, из композитного материала  биметалл- стальбронзографит, имеющего 
коэффициент трения  К тр= 0,03 — 0,05.   
Стальбронзографит представляет собой  листы толщиной от 3 до10мм, из-
готавленные методом прокатки и последующего спекания стальной заготовки и  
плакирующего бронзографитового слоя, который  содержит в своем составе: медь 
(40,0 — 60,0%), сульфиды железа (12 ,0—20,0%) , дисульфид молибдена (4,5 — 
7,5%), нитриды бария и графит (12,0 — 25,0%)  в виде порошка и гранул (разме-
ром 0,4—2,0) мм, покрытых специальной оболочкой [257].  
В таблице 6.1 приведены механические и триботехнические характеристики 
стальбронзографита полученные при лабораторных испытаниях, проведенных  
Институтом Проблем Материаловедения НАН Украины, г. Киев.  
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Таблица 6.1  
Характеристики стальбронзографита 
Характеристики материала Значения 
Механические характеристики 
Допустимая статическая нагрузка 108 МПа           1100 кгс/см2 
Прочность при срезе: 
а) исходная лента 
б) лента изогнутая на радиус 40 мм. 
 
108 МПа           1099 кгс/см2 
 45 МПа             458 кгс/см2 
Прочность при изгибе 535 МПа               55 кгс/мм2 
Прочность при ударном изгибе 1 2 1  кДж/м2       12,1 Дж/см2 
Твердость, НВ 2,5/31,25/10 305—402 МПа     31,1—41,0 кгс/м м 2  
Триботехнические характеристики при трении без смазки 
Скорость скольжения до 6 м/с 
Нагрузка 10 МПа              до 100 кгс/см2 
Температура до 300 °С 
Коэффициент трения до 0,03—0,04 
Износ до 5—20 мкм/км 
Триботехнические характеристики при трении со смазкой 
Скорость скольжения до 15 м/с 
Нагрузка 
при эффективном теплоотводе 
 10 МПа              до 100 кгс/см2 
100 МПа             до 1000 кгс/ см2 
Температура д о1 30 °С  
Коэффициент трения 0 , 05 —0 ,0 8  
Износ до 0,5 —5 мкм/км 
 
В отчете по  проведенным испытаниям композиционного материала сталь-
бронзографит по ТУ У3.02-23478589-1-97 [258] представлены следующие  ре-
зультаты: 
1. Коэффициент трения стальбронзографита 0,03—0,04. 
2. Прочность сцепления стальной подложки и  бронзографитового слоя 
лучше прочности рабочего композиционного слоя и не ухудшается при изгибе 
материала до 40 мм. 
3. При режимах трения без смазки стальбронзографит обеспечивает  удо-
влетворительные параметры трения при нагрузках до 10 МПа и скоростях сколь-
жения до 6 м/с. 
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4.При режимах трения со смазкой и обеспечении эффективного теплоотвода 
из зоны трения обеспечиваются удовлетворительные параметры трения при  
нагрузках до 100 МПа и скоростях скольжения до 15 м/с. 
5. Величина износа  составляет 0,5—5 мкм/км при нагрузках менее 
100 кг/см2. 
Исследование эффективности применения  биметалла- стальбронзографит в 
качестве композитного материала для снижения трения на поверхности скольже-
ния корпусов подшипников паровых турбин проведено, в рамках настоящей рабо-
ты, на турбоагрегате   Т-185/220-130  УТЗ ст.№4 Омской ТЭЦ-5.   
Из указанного материала были изготовлены опорные пластины;  по проекту 
завода-изготовителя турбин была выполнена доработка основания корпуса под-
шипника №2  (фрезеровка пазов, сверление отверстий) необходимая для установ-
ки опорных пластин. Эскиз установки пластин показан на рис. 6.4. 
 
Рис. 6.4. Пример установки на поверхность скольжения корпуса подшипника опорных пластин 
из стальбронзографита. 
Такой способ установки позволяет сохранять центровку турбоагрегата, а 
при необходимости изменять ее за счет толщины, устанавливаемых опорных пла-
стин. 
По результатам замеров, выполненных при подгонке сопрягаемых поверх-
ностей, площадь контакта составляла  более 80%.  
Толщина пластин была выбрана с учетом необходимости восстановления 
исходного положения корпуса подшипника из-за произошедших высотных изме-
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Рама
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244 
 
 
нений положения корпуса подшипника, вызванных просадками фундамента тур-
боагрегата в районе подшипника № 2. Установка пластин произведена в 2005 го-
ду. 
На поверхность скольжения корпуса подшипника № 1 был нанесен сухой 
чешуйчатый графит. 
Эффективность выполненных работ оценивалась по результатам обследова-
ний,  проведенных до выполнения работ, сразу же  после их выполнения и далее 
периодически в процессе эксплуатации при одинаковых параметрах состояния  
турбины  (электрическая нагрузка,  температура металла цилиндров).  
На рис. 6.5 представлены результаты сравнительных испытаний до и после 
установки опорных  пластин из стальбронзографита на  корпус подшипника № 2 . 
Дальнейшие исследования в процессе эксплуатации в течение 2-х межремонтных 
периодов подтвердили высокую эффективность применения биметалла- сталь-
бронзографит в качестве композитного материала для снижения трения на по-
верхности скольжения корпусов подшипников паровых турбин. 
 
Рис. 6.5. Эффект от применения биметалла- стальбронзографит в качестве композитного мате-
риала для снижения трения на поверхности скольжения корпуса подшипника №2 Т-185/220-130 
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6.3.3. Исследование эффективности реконструкции узла «поперечная 
шпонка-паз» с переходом на конструкцию поворотной шпонки 
Исследование эффективности реконструкции узла «поперечная шпонка-
паз» проведено на турбинах К-300-240 ХТЗ Рефтинской ГРЭС,    К-300-240 ЛМЗ 
Среднеуральской ГРЭС, Т-175-130 УТЗ Омской ТЭЦ-5,   Т-110/120-130 УТЗ Но-
во-Свердловской ТЭЦ. 
При проведении исследований использовалась оптическая установка и ме-
тодика, представленные в разделе 6.2. 
Исследования эффективности  реконструкции узла «поперечная шпонка-
паз» на турбинах К-300-240 ХТЗ Рефтинской ГРЭС выполнялось на основе ре-
зультатов сравнительных испытаний турбины ст. № 2 с модернизированной си-
стемой тепловых расширений  и  турбины ст.№5 с проектной системой тепловых 
расширений. В процессе исследований был выполнен ряд пусков обоих  турбо-
агрегатов из различных состояний. На рис. 6.6 и 6.7, в качестве примера, пред-
ставлены результаты определения величин суммарных разворотов лап  цилиндров 
и "крыльев" корпуса подшипника № 2 при пуске из холодного состояния турби-
ны ст. № 2 (с модернизированной системой тепловых расширений). Аналогичные 
данные для турбины ст.№ 5 (с проектной системой тепловых расширений) пред-
ставлены на рис. 6.8. 
Анализ результатов показал существенную для обеих турбин зависимость 
угловой деформации "крыльев" подшипника от температуры металла цилиндров 
турбины, расположенных в непосредственной близости от торцевых стенок кор-
пусов подшипников. 
Сопоставление характера изменений суммарного разворота лап ЦВД и ЦСД 
позволило сделать вывод о том, что разворот лап ЦВД и ЦСД связан с нестацио-
нарным температурным полем цилиндров и существенно меняется в процессе 
нагружения турбоагрегата. 
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Рис. 6.6. Пуск турбоагрегата К-300-240 ХТЗ ст. №2 Рефтинской ГРЭС (30.04.97 – 01.05.97):  
αI – изменение уклона корпуса подшипника №1; 
αII – изменение уклона корпуса подшипника №2; 
ΔI – перемещение корпуса подшипника №1; 
ΔII– перемещение корпуса подшипника №2; 
τцвд – температура металла ЦВД (верх) в районе регулирующей ступени; 
τцсд – температура металла ЦСД (верх) в районе паровпуска; 
n – частота вращения ротора; 
N – нагрузка турбоагрегата 
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Рис. 6.7. Изменение разворота лап цилиндров и крыльев корпуса подшипника №2 во время пус-
ка турбоагрегата К-300-240 ХТЗ ст. №2 Рефтинской ГРЭС (30.04.97 – 01.05.97): 
β1 – суммарный разворот лап ЦВД, опирающихся на корпус подшипника №2; 
β2 – суммарный разворот «крыльев» корпуса подшипника №2 со стороны ЦВД; 
β3 – суммарный разворот лап ЦСД, опирающихся на корпус подшипника №2; 
β4 – суммарный разворот «крыльев» корпуса подшипника №2 со стороны ЦСД. 
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Рис. 6.8. Пуск турбоагрегата К-300-240 ХТЗ ст. № 5 Рефтинской ГРЭС (01.03.97 – 03.03.97): 
обозначения совпадают с приведенными на рис. 6.7 и 6.8. 
Для турбины ст. №2, оснащенной большим объёмом измерений, угловые 
деформации корпуса подшипника и лап цилиндров имеют противоположные зна-
ки, т.е. раскрытие лап цилиндров сопровождается схождением "крыльев" корпуса 
подшипников. При этом  в случае симметричных относительно продольной оси 
турбины разворотов лап и "крыльев"  величина углового  смещения зуба на лапе 
ЦСД относительно паза в корпусе подшипника (рис. 6.9)   может достигать 
1,25x10
-2
 рад, для стороны ЦВД эта величина  (рис. 6.10) составляет 0,625x10-2 
рад. 
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 а  б 
Рис. 6.9. Деформация «крыльев» и лап со стороны ЦСД: а – холодная турбина,  б – во время 
пуска 
 
 а  б 
Рис. 6.10. Деформация «крыльев» и лап со стороны ЦВД: а – холодная турбина,  б – во время 
пуска 
Максимальные значения суммарной угловой деформации "крыльев" стула и 
лап цилиндров, замеренные во время пусков турбин ст. № 2 и ст. № 5. приведены 
в таблице 6.2. 
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Таблица 6.2  
Максимальные величины угловых деформаций опорных "крыльев" корпуса 
подшипника и лап цилиндров для турбин К-300-240 ХТЗ Рефтинской ГРЭС 
Турбина Суммарный разворот, ·10-2 рад 
β1 β2 β3 β4 
Ст. №2 0,24 1,01 0,52 2,0 
Ст.№5 0,28 нет данных нет данных 1,45 
 
Большие значения суммарной угловой деформации "крыльев" корпуса под-
шипника турбины ст.№2 объясняются, по мнению автора, тем, что штатные непо-
движные шпонки ограничивают угловую деформацию "крыльев", так как расчет-
ная величина суммарного разворота лап или «крыльев» корпуса подшипника, при 
которой полностью выбираются чертежные зазоры в неподвижных поперечных 
шпонках для турбин К-300-240 ХТЗ, составляет 0,13·10-2 рад. Эта величина на по-
рядок меньше  реальных относительных перемещений элементов шпоночных со-
единений. В свою очередь, это означает, что при замеренных на обеих турбинах 
К-300-240 ХТЗ величинах суммарной угловой деформации «крыльев» корпуса 
подшипника и суммарном развороте лап (на турбинах, оборудованных поворот-
ными шпонками), при проектной схеме организации тепловых расширений) имеет 
место обмятие и закусывание в паре «лапа- штатная поперечная шпонка» после 
каждого ремонта, во время которого производились работы по нормализации за-
зоров в указанном узле.  
Аналогичные результаты получены при исследованиях систем тепловых 
расширений турбин Т-100/120-130 УТЗ.  
На рис. 6.11 в качестве примера представлены результаты определения ве-
личин суммарных разворотов лап и «крыльев» во время пуска турбины Т-100/120-
130 ст.  № 2 Ново-Свердловской ТЭЦ. 
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Рис. 6.11. Изменение суммарных разворотов лап цилиндров и опорных «крыльев» корпусов 
подшипников турбины Т-100/120-130 УТЗ ст. № 2 Ново-Свердловской ТЭЦ во время пуска. 
Анализ представленных результатов показывает:  
- в начальный период пуска после подачи пара на уплотнения и до начала 2-
го интенсивного прогрева цилиндров лапы деформировались в стороны от оси 
турбины, а «крылья» корпуса подшипников деформировались от цилиндров; ха-
рактер деформации «крыльев» оставался неизменным за всё время пуска;  
- с увеличением расхода пара через турбину, с началом интенсивного про-
грева стенок ЦВД лапы деформируются к оси турбины, причём величина суммар-
ного разворота лап превышает величину суммарного разворота «крыльев);  
- на режиме холостого хода (например, в период с: 1700 — до 2300 
06.10.1999, см. рис. 6.11) происходит уменьшение суммарного разворота лап и ве-
личина взаимного углового перемещения лап и «крыльев» уменьшается; при 
наборе мощности турбины  лапы ЦВД снова деформируются к оси турбины. Ха-
рактер изменений угловых перемещений лап ЦСД и ЦВД совпадает по своему 
виду. 
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В табл. 6.3. приведены результаты обобщения  данных по максимальным 
величинам суммарных разворотов лап и опорных «крыльев» корпусов подшипни-
ков.   
Таблица 6.3.  
Величина угловых деформаций лап цилиндров и опорных «крыльев»  корпусов 
подшипников турбин Т-100/120-130 ЗАО УТЗ 
Станция 
Турбина 
ст.№ 
Суммарный разворот, рад х 10-3 
лап ЦВД лап ЦСД 
«крыльев» 
со стороны 
ЦВД 
«крыльев» со 
стороны ЦСД 
от 
оси 
к 
оси 
от 
оси 
к оси от цилиндра от цилиндра 
Северная ТЭЦ ОАО 
«Ленэнерго» 
3 0 6,1 2,5 2,0 2,3 3,1 
Ново-Свердловская ТЭЦ 2 1,7 6,4 1,1 2,8 2,99 6,2 
Ново-Свердловская ТЭЦ 3 1,0 5,8 1,0 2,9 4,69 2,88 
 
Анализ результатов исследования показал, что для всех исследованных тур-
бин типа Т-100/120-130 УТЗ: 
- величины суммарного разворота лап ЦВД, при деформировании к оси тур-
бины, имеют один порядок и колеблются в пределах 5,8...6,4·10-3 рад независимо 
от конструкции сочленения лап и корпуса подшипников; 
- максимальные величины разворота передних лап ЦСД при деформирова-
нии к оси цилиндра также имеют один порядок и колеблются в пределах 
(2,0...2,9)·10-3 рад; 
- характер  деформации лап цилиндров  в основном определяется их (ци-
линдров) температурным состоянием. 
Характер деформации лап,  по мнению автора, объясняется, тем что:  
- в начальной фазе пуска за счет прогрева концевых уплотнений происходит 
разогрев и как следствие удлинение торцевых стенок цилиндра, при этом боковые 
стенки имеют значительно меньшие температуры; это приводит к тому, что  лапы 
деформировались в стороны от оси турбины; 
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- по мере прогрева цилиндра температура торцевых стенок становится ниже 
температуры боковых стенок, что приводит к деформации лап в сторону оси ци-
линдра.  
Это подтверждается результатами исследований силового взаимодействия 
лап цилиндров и корпусов подшипников турбины Т 250/300 240 УТЗ ст. № 6 
ТЭЦ-23 АО «Мосэнерго», представленными в работе [162]. 
Анализ изменения угловых деформаций опорных «крыльев» корпуса под-
шипников показал, что деформирование «крыльев» определяется в основном си-
ловыми факторами. На это указывает соотношение величин деформаций со сто-
роны ЦВД и ЦСД у турбин, оснащенных поворотными шпонками (ст. № 2 Ново-
Свердловской ТЭЦ): в тех случаях, когда к «крыльям» приложены усилия, дей-
ствующие только вдоль оси турбины, величины деформаций со стороны ЦСД 
значительно превышают аналогичные величины со стороны ЦВД. У турбины Но-
во-Свердловской ТЭЦ ст. № 3,  имеющей заводскую конструкцию узла сочлене-
ния (призматические (неподвижные) шпонки) величина суммарного разворота 
«крыльев» со стороны ЦВД, превышает величину суммарного разворота «крыль-
ев» со стороны ЦСД. Такая разница объясняется деформацией  опорных «крыль-
ев»  из-за  заклинивания в паре «паз лапы - призматическая шпонка».   Сделанные 
выводы подтверждаются приведёнными в табл. 6.4 взаимными угловыми пере-
мещениями лап и соответствующих «крыльев» и необходимыми для этих пере-
мещений зазорами. За положительные значения взаимных угловых перемещений 
и «эквивалентных зазоров» приняты такие взаимные перемещения, когда кон-
тактные поверхности для штатных поперечных шпонок располагаются по диаго-
нали, направленной от центра цилиндра. 
Анализ полученных результатов показал, что для турбин Т-100/120-130 
УТЗ, имеющих штатную систему сочленения «эквивалентный зазор» по всем по-
перечным шпонкам, не превышает величину 0,29 мм, а  для турбин, оборудован-
ных поворотными поперечными шпонками, «эквивалентный зазор» имеет диапа-
зон значений  0,34...0,60 мм (при номинальной чертёжной величине зазора в по-
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перечных шпонках 0,05...0,06 мм и максимальной, допускаемой заводом-
изготовителем величине зазора 0,18 мм). 
Таким образом, на основании выполненных исследований на разных типах 
турбин установлено, что при штатной системе сочленения (призматические попе-
речные шпонки) в паре «паз-зуб шпонки» происходит заклинивание с последую-
щим пластическим деформированием элементов сочленения. При этом для тур-
бин, имеющих штатные поперечные шпонки, при каждом пуске возможны два 
варианта работы пары «паз-зуб шпонки»: 
1) если величина суммарных угловых деформаций "крыльев" корпуса 
подшипника и лап цилиндров, меньше достигнутых в одном из 
предыдущих пусков, то из-за ранее полученных пластических деформаций пара 
"зуб-паз" работает в нерасчетном режиме, но дальнейшего их обмятия не проис-
ходит; 
2) если величина суммарных угловых деформаций "крыльев" корпуса 
подшипника и лап цилиндров превышает максимальную величину деформаций 
достигнутых при предыдущих пусках, то происходит дальнейшее обмятие эле-
Таблица 6.4   
Величина взаимных угловых перемещений лап цилиндров и опорных 
«крыльев» корпусов подшипников и соответствующих «эквивалентных 
зазоров» турбин Т-100/120-130 ЗАО УТЗ 
Станция 
Турбина 
ст.№ 
Взаимное угловое 
перемещение опорного 
крыла и лапы, рад х103 
«Эквивалентный зазор» в 
узле сочленения, мм 
со стороны 
ЦВД 
со стороны 
ЦСД 
со стороны 
ЦВД 
со стороны 
ЦСД 
min max min max min max min max 
Северная ТЭЦ ОАО 
«Ленэнерго»  
3 0 2,3 – 1,5 0 0 0,60 – 0,39 0 
Ново-Свердловская 
ТЭЦ  
2 – 1,3 2,3 – 1,8 0 – 0,34 0,60 – 0,47 0 
Ново-Свердловская 
ТЭЦ  
3 – 1,1 0,8 – 1,0 0 – 0,29 0,20 – 0,25 0 
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ментов пары «паз-зуб», и как следствие увеличивается отклонение условий 
эксплуатации пары "зуб-паз" от расчетного режима. 
На турбинах, имеющих поворотные поперечные шпонки, допускающие 
свободу значительных угловых взаимных перемещений "крыльев" корпуса под-
шипника и лап цилиндров, обеспечивается нормальная работа системы тепловых 
расширений. 
Анализ  величин разворота "крыльев" стула и лап показал, что для исследо-
ванных типов турбин: 
- применение ромбовидных поперечных шпонок, рекомендованных в [149],  
вместо обычных призматических шпонок  и позволяющих при сохранении мини-
мальных (формулярных) зазоров в пазу шпоночного соединения увеличить вели-
чина взаимных угловых перемещений лап и опорных «крыльев» корпусов под-
шипников в три раза является не эффективным, т.к. не позволит полностью ис-
ключить защемлений и пластических деформаций в узлах сочленения. 
- применение поворотных поперечных шпонок, не ограничивает угловые 
перемещения и  обеспечивает и свободу поперечных перемещений лап относи-
тельно корпусов подшипников.  В таблице 6.5 представлены данные, полученные 
при исследовании турбин Т-100/120-130 ЗАО УТЗ, имеющих штатную и модерни-
зированную системы сочленения.    
Из представленных данных видно, что повышенная асимметрия поперечных 
перемещений лап (более 1 мм) турбины ст. №3 Северной ТЭЦ ОАО «Ленэнерго» 
(обследование проводилось специалистами ООО «Теплоэнергосервис-ЭК»), обо-
рудованной поворотными поперечными шпонками, не сопровождается затруд-
нёнными тепловыми перемещениями корпусов подшипников. В случае с турби-
ной ст. № 2 Ново-Свердловской ТЭЦ затруднённые перемещения корпусов под-
шипников, как показал анализ пуска (см. рис. 6.11), были вызваны значительной 
разницей температур металла фланцев ЦВД слева и справа, превышающей допус-
каемую. Можно утверждать, что только для турбины ст. №3 Ново-Свердловской 
ТЭЦ асимметрия поперечных перемещений лап сопровождается закусыванием в 
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поперечных шпонках и затруднёнными тепловыми перемещениями корпусов 
подшипников, проявляющимися в увеличенных размахах изменения уклонов ри-
гелей. 
Таблица 6.5  
Параметры работы систем тепловых расширений турбин Т-100/120-130 УТЗ 
Станция 
Турбина 
ст. № 
Максимальная 
разность поперечных 
перемещений лап, 
мм 
Максимальное 
абсолютное 
перемещение корпуса 
подшипников, мм 
Размах 
изменения 
уклона 
ригеля, 
мм/м 
п
ер
ед
н
и
е 
Ц
В
Д
 
за
д
н
и
е 
Ц
В
Д
 
п
ер
ед
н
и
е 
Ц
С
Д
 
№1 №2 
р
и
ге
л
ь 
1
 
р
и
ге
л
ь 
2
 
сп
р
ав
а 
сл
ев
а 
сп
р
ав
а 
сл
ев
а 
Северная ТЭЦ   ОАО 
«Ленэнерго»  (пуск   
после капитального 
ремонта) 
3 1,1 1,2 0,8 21,6 21,9 4,6 4,3 0,41 0,35 
Ново-Свердловская 
ТЭЦ (пуск перед 
капитальным 
ремонтом) 
2 1,0 1,5 0,7 22,7 22,0 8,1 8,1 0,89 0,72 
Ново-Свердловская 
ТЭЦ (пуск перед 
капитальным 
ремонтом) 
3 0,7 1,6 1,0 21,2 21,2 8,3 8,0 0,58 0,79 
 
Асимметрия поперечных перемещений лап для турбин, оборудованных по-
воротными поперечными шпонками, обусловлена особенностями прогрева ци-
линдра, связанными, в свою очередь, с равномерностью нанесения изоляции, раз-
нотолщинностью стенок и т.д., и свидетельствует только о свободных, нестеснён-
ных перемещениях лап. Соответственно и принятый в настоящее время критерий 
оценки состояния системы тепловых расширений по величине разности попереч-
ных перемещений лап относительно корпусов подшипников для турбин, оборудо-
ванных поворотными шпонками, неинформативен. 
Эффективность применения поворотных поперечных  шпонок подтвержде-
на также при исследованиях, выполненных на турбинах типа Т-175/210-130    ЗАО 
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«УТЗ»   (Т-185/220-130) Омской ТЭЦ-5. Анализ работы системы тепловых рас-
ширений 3-х турбин в течении межремонтного периода после модернизации (~5 
лет) показал, что установка поворотных шпонок обеспечила симметричность 
расширений в поперечном направлении левой и правой лап корпусов ЦВД и ЦСД 
(таблица 6.6.), что позволило исключить одну из основных причин, вызывающих  
нарушения  тепловых перемещений корпусов подшипников.   
Ревизия поворотных шпонок, выполненная в период следующего после мо-
дернизации капитального ремонта (через 5 лет) показала  отсутствие повреждений 
деталей поворотных шпонок.   
Таблица 6.6   
Величина несимметричности расширения лап ЦВД и ЦСД до и после 
модернизации. 
Номер 
турбины 
Время 
испытаний 
Нагрузка 
турбины, МВт 
Нессиметричность 
расширений лап 
ЦВД, мм 
Нессиметричность 
расширений лап 
ЦСД, мм 
Ст.№3 
После 
модернизации 
20 без регенерации 0,2 0,15 
100 без регенерации 0,2 0,2 
160 без регенерации 0,1 0,2 
165 с регенерацией 0,25 0,2 
Ст.№4 
До 
модернизации 
85 1,6 1,5 
165 2,5 2,0 
После 
модернизации 
85 0,2 0,5 
165 0,2 0,7 
Ст.№5 
До 
модернизации 
85 1,2 1,0 
165 1,6 1,2 
После 
модернизации 
85 0,1 0,5 
165 0,2 0,4 
 
Исследование работы СТР  турбин Т-175/210-130       (Т-185/220-130) Ом-
ской ТЭЦ-5  в течении 10 лет  после модернизации на различных режимах экс-
плуатации  показало ее эффективность для  нормализации несимметричности 
расширения лап цилиндров. На рис. 6.12 представлены результаты периодических 
испытаний работы СТР. 
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Рис. 6.12. Несимметричность расширения лап цилиндров 
6.4. Моделирование процессов, происходящих в системе  тепловых 
расширений цилиндров турбин. 
6.4.1. Расчетный анализ надежности различных конструкций 
поворотных шпонок 
В рамках настоящей работы выполнено  сравнение характеристик несколь-
ких известных конструкций поперечных шпонок, позволяющих исключить за-
щемление в паре «паз-зуб шпонки», и на основе этого анализа разработаны реко-
мендации по применению таких устройств для  вновь выпускаемых турбин, а 
также для модернизации турбин, находящихся в эксплуатации. 
Как показал выполненный анализ опыта реализации и последующей экс-
плуатации   поворотных шпонок, наиболее важными характеристиками опреде-
ляющими возможность их применения в конструкции турбины при новом проек-
тировании и при модернизации уже работающих турбин, являются: 
- предельное осевое усилие, которое способно передавать устройство; 
- технологичность выполнения; 
- технологичность монтажа при выполнении модернизации действующих 
турбин; 
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 возможность корректировки, при необходимости, нагрузок на лапы 
цилиндров и осевой центровки проточной части. 
На  рис. 6.13 представлены принципиальные схемы двух конструкций шпо-
нок, разработанные АО «Теплоэнергосервис». 
 
 а  б 
Рис. 6.13. Поворотные шпонки конструкции АО «Теплоэнергосервис»: а – тип А, б – тип Б; 1 
– основание шпонки, 2 – корпус подшипника, 3 – поворотная часть, 4 – лапа цилиндра, 5 
– шип 
Шпонка тип «А» (рис. 6.13, а) состоит из основания шпонки 1, закрепленно-
го на корпусе подшипника 2, и поворотной части 3. Лапа цилиндра 4 опирается 
непосредственно на поворотную часть. Исключение защемления достигается за 
счет того, что поворотная часть может вращаться на шипе 5 относительно основа-
ния. В отличие от типа «А», у поворотной шпонки типа «Б»  (рис. 6.13, б) шип 
выполнен совместно с основанием шпонки как единая деталь. Ступенчатая форма 
шипа и поворотной части позволила значительно увеличить несущую способ-
ность поворотной шпонки (величину предельного осевого усилия, передаваемого 
шпонкой),  так как такая форма позволила максимально использовать ограничен-
ное пространство, имеющееся для размещения шпоночного соединения  в суще-
ствующих конструкциях турбин.   
Величина предельного осевого усилия, которую способна передавать пово-
ротная шпонка типа «А», определяется допустимыми контактными напряжения-
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ми (напряжениями смятия) в шипе при его изгибе в результате "опрокидывания" 
поворотной части, которые определяются по формуле  
 𝜎сил
𝑚𝑎𝑥 =
Рос
𝐹𝑘
+
Мопр
𝑊𝑘
    (6.2) 
где Рос – осевое усилие;  
Мопр – опрокидывающий момент, который действует на шип после опроки-
дывания поворотной части относительно ребра 0;  
FK – площадь проекции на диаметральную плоскость цилиндрической по-
верхности сопряжения шипа и основания шпонки;  
WK – момент сопротивления проекции поверхности сопряжения на диамет-
ральную плоскость. 
Опрокидывающий момент Мопр, определяется по формуле  
 𝑀опр = 𝑃ос(𝐻 + 𝑒) − 𝐺𝐾 (6.3) 
где Н – расстояние от точки приложения осевого усилия до ребра 0;  
е – расстояние от верхней плоскости основания шпонки до центра тяжести 
01 проекции поверхности сопряжения на диаметральную плоскость;  
G – весовая нагрузка, приложенная к поворотной части;  
К – расстояние от точки приложения весовой нагрузки до ребра 0. 
В том случае, если  под действием осевой и весовой нагрузок поворотная 
часть находится в равновесии, то величина  Мопр равна нулю, если при недоста-
точности весовой нагрузки равновесие поворотной части нарушается, то Мопр  
больше нуля. 
Для шпонки типа «А», выполненной из стали 40Х, с общей высотой А = 110 
мм (предназначенной для использования при модернизации турбины Т-175-130 
ЗАО «УТЗ»), с размерами Н = 19 мм, В = 80 мм, К = 0,8В = 64 мм, D = 70 мм, h = 
70 мм и весовой нагрузкой G = 245 кН (25000 кг) предельное осевое усилие, со-
гласно (6.1) и (6.2), составит 628 кН (64000 кг). 
Предельное осевое усилие, передаваемое поворотной шпонкой типа «Б», 
также определяется из условия прочности для шипа при его взаимодействии с по-
воротной частью. Максимальные контактные напряжения для шпонки этого типа 
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также определяются по формуле (6.1), но для этого типа шпонки FK — это пло-
щадь проекции на диаметральную плоскость цилиндрической поверхности со-
пряжения шипа и поворотной части, а опрокидывающий момент Мопр, определя-
ется как 
 𝑀опр = 𝑃ос(𝐻 − 𝑒) − 𝐺𝐾             (6.4) 
Максимальные напряжения среза и изгиба в шипе возникают в  сечение I-I 
(верхняя плоскость основания шпонки)  и в сечение II-II (место изменения попе-
речного сечения цилиндрической части шипа). Величина напряжения среза в этих 
сечениях, 𝜏ср
𝐼−𝐼 и  𝜏ср
𝐼𝐼−𝐼𝐼определяются по формулам 
 𝜏ср
𝐼−𝐼 =
𝑃ос
𝜋
4
𝐷1
2, (6.5) 
где Di – диаметр шипа у верхней плоскости основания шпонки, и 
 𝜏ср
𝐼𝐼−𝐼𝐼 =
ℎ2
𝜋
4
𝐷2
(
𝑃ос
𝐹к
+ 
𝑀опр
𝐽к
(
ℎ2
2
− 𝑒 − ℎ1)), (6.6) 
где D2 – диаметр верхней части шипа; 
h2 – высота верхней части шипа;  
h1 – высота нижней части шипа;  
Jк – момент инерции проекции поверхности сопряжения на диаметральную 
плоскость относительно главной горизонтальной оси. 
Величина напряжений изгиба, действующих в этих сечениях, определяется 
 𝜎изг
𝐼−𝐼 =
𝑃ос𝑒+𝑀опр
𝜋
32
𝐷1
3  (6.7) 
и 
 𝜎изг
𝐼𝐼−𝐼𝐼 =
ℎ2
2
𝜋
16
𝐷2
2  (
𝑃ос
𝐹к
+
𝑀опр
𝐽к
(
2
3
ℎ2 − 𝑒 − ℎ1)). (6.8) 
Для поворотной шпонки типа «Б» с общей высотой А = 110 мм (такая 
шпонка также может быть использована для модернизации турбин типа    
Т-175-130 ЗАО «УТЗ»), размерами В = 80 мм, h1 = 20 мм, h2 = 31 мм, h3= 38 мм,  
Н = 44 мм, D1 = 120 мм, D2 = 70 мм, К = 120 мм, весовой нагрузкой G= 245 кН 
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(25000) кг, материал — 40Х ([σсм] = 4000 кг/см
2, [τср ] = 1600 кг/см
2, [τизг] = 3200 
кг/см2) предельное осевое усилие составит 115 кН (117000) кг. 
На рис. 6.14 показана разрезная шпонка НПО ЦКТИ [164],основным отли-
чием которой от шпонок типов «А» и «Б» является то, что опирание лапы цилин-
дра происходит  на гребень 6, который сопрягается с поворотной частью 3 по ци-
линдрической поверхности, имеющей горизонтальную ось. Такая конструкция 
позволяет при изменении угла закрутки ригеля или прогиба цилиндра отслежи-
вать изменение наклона лап цилиндра по отношению к корпусу подшипника за 
счет поворота гребня по цилиндрической поверхности поворотной части шпонки. 
Отрицательным следствием возможности поворота верхнего опорного элемента 
относительно поворотной части является ограничение несущей способности раз-
резной шпонки и возможность появления значительной вертикальной расцен-
тровки. Для исключения вертикальных расцентровок более заданных величин 
(0,05...0,1 мм) по торцам гребня устанавливаются специальные силовые элементы, 
ограничивающие подъем и поворот гребней разрезных шпонок[153].  
 
Рис. 6.14. Разрезная шпонка ЦКТИ: 1 – основание шпонки; 2 – корпус подшипника; 3 – пово-
ротная часть; 4 – лапа цилиндра; 5 – шип; 6 – верхний опорный элемент (гребень) 
263 
 
 
Предельное осевое усилие, передаваемое разрезной шпонкой ЦКТИ, опре-
деляется условиями равновесия верхнего опорного элемента и поворотной части 
относительно горизонтальной оси 0 
 𝐺 ∙ 0,4𝐵 − 𝑃ос ∙ ℎ = 0 (6.9) 
и относительно ребра 01 
 𝐺 ∙ (𝐿 + 0,4𝐵) − 𝑃ос ∙ 𝐻 = 0 (6.10) 
Ввиду малости высоты шипа моментом в нем можно пренебречь. В резуль-
тате оценочных расчетов для разрезной шпонки предельное осевое усилие опре-
деляется из системы неравенств 
 {
𝑃ос.пред. ≤ 0,4
𝐵
ℎ
𝑃ос.пред. ≤
𝐿+0,4𝐵
𝐻
    (6.11) 
Для разрезной шпонки ЦКТИ с общей высотой А = 110 мм и размерами В = 
80 мм, L = 75 мм, Н = 70 мм, h = 14 мм, весовой нагрузкой G = 245 кН (25000 кг) и 
которая также могла бы быть использована при модернизации турбины Т-175-130 
ЗАО «УТЗ», передаваемое предельное осевое усилие составляет 372 кН 
(38000 кг), что существенно меньше, чем усилие, передаваемое поворотными 
шпонками типов «А» и «Б». 
Анализ опыта установки поворотных шпонок показал, что более трудоем-
кими при монтаже и требующими тщательного соблюдения технологии установ-
ки являются поворотные шпонки типа «Б». Основными недостатками шпонок ти-
па «Б», выявившимися при монтаже на турбине Т-250/300-240 ЗАО «УТЗ» ст. № 1 
Южной ТЭЦ ОАО «Ленэнерго», являются сложность корректировки нагрузок на 
лапы цилиндров и малые возможности корректировки осевой центровки проточ-
ной части. Изменение величины нагрузок на лапы цилиндров и изменение осевой 
центровки проточной части для шпонок типа «А» могут, при необходимости, 
осуществляться при помощи регулировочных пластин, применение которых для 
шпонок типа «Б» затруднено ввиду их конструктивных особенностей.  
Таким образом, применение поворотных шпонок типа «А», несмотря на то, 
что они имеют несколько меньшую несущую способность по сравнению с типом 
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«Б», наиболее целесообразно при выполнении модернизации  устройств сочлене-
ния турбин производства ОАО «ЛМЗ» и ЗАО «УТЗ». 
Конструкция поворотных шпонок (рис. 6.15), разработанная в АО «Тепло-
энергосервис» для модернизации турбин К-300-240 ХТЗ,  учитывающая особен-
ности опирания этих турбин значительно отличается от других конструкций. Кон-
струкция предполагает выполнение в опорных крыльях  нижней  половины  кор-
пуса  подшипника гнезд диаметром 150 мм, в которые  устанавливаются поворот-
ные элементы. Поворотный элемент выполнен в виде диска с пазом, в который 
входит зуб лапы нижней половины цилиндра. Такая конструкция позволила обес-
печить свободу угловых перемещений и при этом сохранить величину предельно-
го осевого усилия, передаваемого этим устройством, не  меньше, чем у штатного 
устройства. Основным недостатком (сложностью) реализации   такой конструк-
ции в условиях эксплуатации является достаточно большой объем работ по  де-
монтажу корпусов подшипников, который необходим для выполнения гнезд.   
 
Рис. 6.15. Поворотная шпонка для турбины К-300-240 ХТЗ: 1 – лапа с выступом; 2 – корпус 
подшипника; 3 – диск с пазом; 4 – регулировочные пластины; 5 – опорная лапа 
На основании проведенного анализа, автор считает, что для вновь проекти-
руемых и вновь изготавливаемых турбин, у которых применена комбинированная 
схема устройства сочленения лап цилиндров и корпусов подшипников, т.е. весо-
вая нагрузка от цилиндра передается  не на прямоугольный выступ поперечной 
шпонки, а на специальную площадку поперечной шпонки (например, турбин  
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ПТ-135, Т-175, Т-185 и Т-250 производства ЗАО «УТЗ»), целесообразно примене-
ние устройства сочленения, схема которого приведена на рис. 6.16. 
 
Рис. 6.16. Принципиальная схема устройства сочленения для вновь проектируемых турбин: 1 – 
основание; 2 – корпус подшипника; 3 – диск с пазом; 4 – регулировочные пластины; 5 – лапа 
цилиндра 
 Основными достоинствами предлагаемой конструкции являются: 
- предельное осевое усилие, которое способно передавать устройство, не 
меньшее, чем у поперечных шпонок, применяемых штатно в настоящее 
время; 
- простота изготовления деталей устройства; 
- простота корректировки осевой центровки проточной части, которая мо-
жет быть выполнена регулировочными пластинами аналогично тому, как 
это выполняется в штатной схеме сочленения  турбин НПО   «ХТЗ».    
6.4.2. Моделирование  процессов, происходящих в системе тепловых расширений 
турбин при температурном перекосе по фланцам корпуса цилиндра 
Анализ эксплуатационных данных показывает, что при пусках турбин до-
статочно часто возникает ситуация, когда появляется разность температур фланца 
горизонтального разъема цилиндра слева и справа. В результате такого неравно-
мерного прогрева одна сторона цилиндра становится длиннее другой. Это приво-
дит к смещению выполненных на лапах цилиндра элементов поперечных шпо-
ночных соединений с корпусом подшипников (поперечных пазов или выступов) 
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относительно друг друга в проекции на ось турбины. Такое смещение приводит к 
несимметричной передаче осевого усилия на корпус подшипника. 
Несимметричность усилий создает крутящий момент в горизонтальной 
плоскости, который стремится повернуть корпус подшипника. Повороту корпуса 
подшипника на фундаментной раме препятствуют «продольные шпонки». В ре-
зультате взаимодействия боковых поверхностей паза в подошве корпуса подшип-
ника и направляющих, возникают дополнительные силы трения и крутящий мо-
мент в горизонтальной плоскости, действующий на фундамент и не учитывав-
шийся при его проектировании.  
Инструкцией по эксплуатации большинства турбин разница температур 
фланцев слева и справа ограничена 10 ОС. В реальных условиях эта разница зна-
чительно больше. Так на турбине Т-100/120-130 ТМЗ Ново-Свердловской ТЭЦ, 
при проведении работ по нормализации тепловых расширений, во время пуска 
была зафиксирована разность температур фланцев ЦВД в 70°С.Величина темпе-
ратурного перекоса, при которой возникает контакт в паре «продольная шпонка—
паз», зависит от величины зазора в этом узле   и геометрических размеров цилин-
дра (в частности, расстояния между лапами) и сопряжённого с ним корпуса под-
шипников (длина корпуса). Так, например, с увеличением расстояния между ла-
пами цилиндра, угол поворота корпуса подшипника вызванный разностью темпе-
ратур фланцев цилиндра, уменьшается. 
В рамках настоящей работы выполнено исследование влияния геометриче-
ских размеров цилиндров и величин зазоров в системе тепловых расширений, в 
частности зазоров в паре «продольная шпонка – паз», на величину допустимого 
температурного перекоса.  
На рис. 6.17 представлена обобщённая схема взаимодействия произвольно-
го цилиндра многоцилиндровой паровой турбины, сочленённого с ним выносного 
корпуса подшипников (со стороны регулятора) и направляющих продольных 
шпонок.  
На рисунке приняты следующие обозначения: 
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i – номер цилиндра и номер корпуса подшипника со стороны «регулятора»; 
𝑃𝑖,1
` ; 𝑃𝑖,2
` ; 𝑃𝑖,3
` ; 𝑃𝑖,4
`  – осевые усилия в передних и задних лапах цилиндра «i»; 
𝑃𝑖,𝑥
` ; 𝑃𝑖,𝑦
`  – проекции равнодействующей усилий от присоединённых трубо-
проводов на оси X и Y соответственно; 
𝑄𝑖,пер
` ; 𝑄𝑖,зад
`  – усилия, возникающие в размещенной на цилиндре ответной 
части передних и задних вертикальных шпонок соответственно; 
𝑀𝑖
` – момент в горизонтальной плоскости, действующий на цилиндр со сто-
роны присоединённых трубопроводов; 
𝐿𝑖
ц
  – расстояние между передней и задней поперечными шпонками; 
𝑙𝑖,пер   – расстояние между передними поперечными шпонками цилиндра; 
𝑙𝑖,зад– расстояние между задними поперечными шпонками цилиндра; 
∆𝑖,пер– температурное приращение длины передней лапы; 
∆𝑖,зад– температурное приращение длины задней лапы; 
𝑃𝑖,1; 𝑃𝑖,2; 𝑃𝑖−1,3; 𝑃𝑖−1,4 –осевые усилия на задних и передних «крыльях» кор-
пуса подшипника «i»; 
𝑁𝑖,пер; 𝑁𝑖,зад–усилия реакции, действующей на корпус подшипника со сторо-
ны передней и задней продольных шпонок 
𝐹𝑖,пер
шп ; 𝐹𝑖,зад
шп – силы трения, возникающие при контакте корпуса подшипника с 
передней и задней продольными шпонками; 
𝐹тр,𝑖 – сила трения на подошве корпуса подшипника; 
𝑄𝑖,пер; 𝑄𝑖−1,зад – усилия, возникающие в размещенной на корпусе подшипни-
ка ответной части передних и задних вертикальных шпонок со стороны сопрягае-
мых цилиндров; 
𝐿𝑖
кп  – расстояние между передней и задней продольными шпонками; 
𝛿𝑖,1  – суммарный зазор на поперечных шпонках; 
𝛿𝑖,2  – суммарный зазор на вертикальной шпонке; 
𝛿𝑖,3  – суммарный зазор на продольных шпонках. 
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Необходимо отметить, что:  
|𝑃𝑖,1
′ | = |𝑃𝑖,1|; |𝑃𝑖,2
′ | = |𝑃𝑖,2|; |𝑃𝑖−1,3
′ | = |𝑃𝑖,3|;  |𝑃𝑖−1,4
′ | = |𝑃𝑖,4| 
|𝑄𝑖,пер
′ | = |𝑄𝑖,пер|; |𝑄𝑖,зад
′ | = |𝑄𝑖,зад| 
На основе представленной схемы, для оценки величины дополнительных 
сил трения, возникающих на продольных шпонках при температурном перекосе 
на фланцах цилиндров турбины,  была разработана упрощенная аналитическая 
модель для двухцилиндровой турбины. При разработке модели были приняты 
следующие упрощения и допущения: 
 
Рис. 6.17. Схема взаимодействия цилиндра турбины и корпуса подшипника  
1. внешние силы, в т. ч. действующие на турбину от присоединенных к ней 
трубопроводов не принимаются во внимание; 
2. весовая нагрузка от цилиндров полностью передаётся через корпуса под-
шипников на поверхности фундаментных рам. Равнодействующая весовой 
нагрузки на ригель лежит в вертикальной плоскости, проходящей через ось тур-
бины; 
3. осевая жесткость выступов («крыльев») корпуса подшипника «k» одина-
кова для всех корпусов подшипников и составляет 170 000 кг/мм (величина жест-
кости принята по результатам экспериментальных исследований, выполненных на 
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турбинах Т-175 специалистами ПО «Турбомоторный завод»; учитывая, что кон-
струкции корпусов подшипников для разных типов турбин различаются незначи-
тельно, авторы посчитали возможным принять указанную выше жесткость «кры-
льев»); 
4. зазоры на поперечных шпонках отсутствуют (равны нулю); 
5. усилия, которые возникают на вертикальных шпонках, не принимаются 
во внимание; 
6. изменение зазоров на продольной шпонке, при развороте корпуса под-
шипника, происходит симметрично; 
7. Температурное приращение лап цилиндра  определяется как: 
 ∆𝑖,пер= ∆𝑖,зад=
𝐿𝑖
ц
2
× (𝑡𝑖,пр
фл
− 𝑡𝑖,лев
фл
) × 𝛼𝑖 ,       (6.12) 
где 𝑡пр
фл
 – температура металла фланца цилиндра с правой стороны; 
𝑡лев
фл
 – температура металла фланца цилиндра с левой стороны; 
𝛼𝑖 – коэффициент температурного расширения металла цилиндра.  
Исходя из условий равновесия цилиндра, равновесия корпуса подшипника, 
совместности деформаций и принятых допущений на  основе расчетной схемы 
составлена система уравнений для определения осевых усилий на лапах цилиндра 
и усилий на продольные шпонки. 
Условие равновесия цилиндра описывается следующими формулами: 
 𝑃𝑖,𝑥
′ + 𝑃𝑖,3
′ + 𝑃𝑖,4
′ − 𝑃𝑖,1
′ − 𝑃𝑖,2
′ = 0, (6.13) 
 𝑃𝑖,1
′ ×
𝑙𝑖,пер
2
− 𝑃𝑖,2
′ ×
𝑙𝑖,пер
2
− 𝑃𝑖,3
′ ×
𝑙𝑖,зад
2
+ 𝑃𝑖,4
′ ×
𝑙𝑖,зад
2
= 0 (6.14) 
Условие равновесия корпуса подшипника описывается формулами: 
 𝑃𝑖,1 + 𝑃𝑖,2 − 𝑃𝑖−1,3 − 𝑃𝑖−1,4 − 𝐹тр,𝑖 − 𝐹𝑖,пер
шп − 𝐹𝑖,зад
шп = 0 (6.15) 
 𝑁𝑖,зад−𝑁𝑖,пер = 0 (6.16) 
𝑃𝑖−1,3 ×
𝑙𝑖−1,зад
2
− 𝑃𝑖−1,4 ×
𝑙𝑖−1,зад
2
−𝑃𝑖,1 ×
𝑙𝑖,пер
2
+ 𝑃𝑖,2 ×
𝑙𝑖,пер
2
− 
 −𝑁𝑖,пер ×
𝐿𝑖
кп
2
− 𝑁𝑖,зад ×
𝐿𝑖
кп
2
= 0 (6.17) 
Сила трения на подошве корпуса подшипника 𝐹тр,𝑖 определяется как  
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 𝐹тр,𝑖 = 𝐺𝑖 × 𝑓𝑖 , (6.18) 
где 𝐺𝑖 – весовая нагрузка, передаваемая на фундаментную раму через подошву 
корпуса подшипника; 
𝑓𝑖 – коэффициент трения на подошве корпуса подшипника. 
Силы трения, возникающие при контакте корпуса подшипника с продоль-
ными шпонками, определяются как 
 𝐹𝑖,пер
шп = 𝑁𝑖,пер × 𝑓𝑖
шп            (6.19) 
и 
 𝐹𝑖,зад
шп = 𝑁𝑖,зад × 𝑓𝑖
шп, (6.20) 
где 𝑓𝑖
шп – коэффициент трения на продольной шпонке. 
Необходимо отметить, что суммарное осевое усилие, передаваемое со сто-
роны  n-го цилиндра на – n+1-ый корпус подшипника составит 
 𝑃𝑛,3 + 𝑃𝑛,4 =  ∑ 𝐹тр,𝑖
𝑛
𝑖=1 + ∑ 𝐹𝑖,пер
шп𝑛
𝑖=1 + ∑ 𝐹𝑖,зад
шп𝑛
𝑖=1  (6.21) 
Для случая отсутствия зазора на продольных шпонках, при несимметрич-
ном нагружении корпуса подшипника,  можно было бы записать 
 𝑃𝑖,1 − 𝑃𝑖,2 = 𝑘 × ∆𝑖,пер  , (6.22) 
и 
 𝑃𝑖−1,3 − 𝑃𝑖−1,4 = 𝑘 × ∆𝑖−1,зад (6.23) 
Но, поскольку задачей рассматриваемой модели является изучение влияния 
величины зазора на продольных шпонках на величину допустимого температур-
ного перекоса, при котором не возникает дополнительных сил трения в паре 
«продольная шпонка – паз», то, для того чтобы учесть влияние зазора вместо 
∆𝑖,пер и ∆𝑖−1,зад, вводим в формулы (6.22) и (6.23) понятие  «расчётное темпера-
турное приращение»  —  ∆𝑖,пер
расч
  и ∆𝑖−1,зад
расч
, которые определяются следующим об-
разом: 
  ∆𝑖,пер
расч
(𝛾𝑖) = {
0,   для |𝛾𝑖|  <
𝛿𝑖,3
𝐿𝑖
кп
∆𝑖,пер +
𝛿𝑖,3
𝐿𝑖
кп × 𝑙𝑖,пер ×
𝛾𝑖
|𝛾𝑖|
, для |𝛾𝑖|  ≥
𝛿𝑖,3
𝐿𝑖
кп  
  (6.24) 
и 
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  ∆𝑖−1,зад
расч
(𝛾𝑖) = {
0,   для |𝛾𝑖|  <
𝛿𝑖,3
𝐿𝑖
кп
∆𝑖−1,зад −
𝛿𝑖,3
𝐿𝑖
кп × 𝑙𝑖−1,зад ×
𝛾𝑖
|𝛾𝑖|
, для |𝛾𝑖|  ≥
𝛿𝑖,3
𝐿𝑖
кп  
 (6.25) 
Величина угла поворота корпуса подшипника в горизонтальной плоскости 
вычисляется как 
 𝛾𝑖 =  
∆𝑖−1,зад−∆𝑖,пер
𝑙𝑖−1,зад+𝑙𝑖,пер
.  (6.26) 
Отношение 
𝛿𝑖,3
𝐿𝑖
кп  – это величина предельного угла, на который может повер-
нуться корпус подшипника на фундаментной раме в горизонтальной плоскости. 
Пока модуль угла поворота корпуса подшипника меньше предельного угла пово-
рота – считаем, что продольные шпонки не вступили во взаимодействие с корпу-
сом подшипника, корпус подшипника свободно поворачивается по фундаментной 
раме и деформации его «крыльев» не происходит.  
Решая систему уравнений получаем 
 𝑁𝑖,пер = 𝑁𝑖,зад = 𝑘 ×
∆𝑖,пер
расч
×𝑙𝑖,пер−∆𝑖−1,зад
расч
×𝑙𝑖−1,зад
2𝐿𝑖
кп  (6.27) 
Расчётный анализ для двухцилиндровой турбины, с габаритами цилиндров 
и корпусов подшипников близкими к габаритам ЦВД и ЦСД турбин типа            
Т-100/120-130 производства ПО ТМЗ и весовыми нагрузками на корпуса передне-
го и среднего подшипников 490 кН (50 000 кгс) и 892 кН (91 000 кгс) соответ-
ственно, показал, что при величине зазора на продольных шпонках равной 
0,05 мм (принятой для этих турбин [259]), контакт между пазом в корпусе перед-
него подшипника (КП1) и продольными шпонками наступает при разности тем-
ператур металла фланцев правой и левой сторон цилиндра чуть больше 2ºC (см. 
рис. 6.18). Для корпуса среднего подшипника (КП2) контакт по продольным 
шпонкам возникает при температурном перекосе около 5ºC. 
272 
 
 
 
Рис. 6.18. Зависимость усилий и сил трения на продольных шпонках от разницы температур ме-
талла на фланцах цилиндра  
Необходимо отметить, что реальная картина будет несколько отличаться от 
полученной расчётным путём по предложенной модели, в силу принятых при по-
строении модели допущений.  Наличие зазоров на поперечных шпонках увеличи-
вает величину температурного перекоса, при которой возникает контакт между 
корпусом подшипника и продольной шпонкой; также влияние будут оказывать и 
сочленения в вертикальных шпонках. 
При наличии разности температур металла на фланцах цилиндра кроме уве-
личения сил трения в паре «корпус подшипника – продольная шпонка», возника-
ют высокие контактные напряжения на поверхности соприкосновения паза и 
шпонки. При достижении допустимой по инструкции разности температур в 10ºC 
величина сил, действующих на каждую продольную шпонку со стороны КП1, со-
ставит 162,5 кН (16 575 кгс). Величина сил трения на продольных шпонках,  при 
коэффициенте трения 0,3, составит 97,5 кН (9 950 кгс). Суммарная сила трения по 
всем поверхностям сопряжения пары «фундаментная рама – корпус переднего 
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подшипника», действующая на фундаментную раму увеличивается более чем в 
полтора раза, с 147 кН (15 000 кгс) до 245 кН (25 000 кгс). При разности темпера-
тур в 20ºC , которая достаточно часто наблюдается во время проведения пусковых 
операций, суммарная сила трения увеличивается более чем вдвое, достигая вели-
чины 367 кН (37 440 кгс).  
Часть продольной шпонки, контактирующая с корпусом подшипника,  
имеет высоту 10 мм, учитывая, что шпонка изготовлена из – стали  45, а корпуса 
большинства выносных подшипников  из  стали  Вст3сп, имеющей  предел упру-
гости– 205 МПа (2050 кг/см2), то для исключения пластических деформаций при 
разности температур на фланцах в 10ºC длина зоны контакта паза и шпонки 
должна быть не менее 80 мм, а при разности в 20ºC – 180 мм. Т.к. на практике  
корпус подшипника в горизонтальной плоскости поворачивается относительно 
оси турбины, то можно утверждать, что при существующей длине продольных 
шпонок в паре «паз корпуса подшипника – продольная шпонка» уже при разре-
шённой разнице температур в 10ºC будут возникать пластические деформации, 
приводящие к появлению «задиров» и местных «выработок» на боковых поверх-
ностях паза [260]. Появление «задиров» на сопрягаемых поверхностях может сви-
детельствовать о том, что изменяется характер взаимодействия между корпусом 
подшипника и продольными шпонками — вместо трения продольные шпонки 
«срезают» металл корпуса подшипника. 
Поскольку на основе аналитической модели было выявлено, что при вели-
чине штатного зазора на продольных шпонках равном 0,05 мм контакт в паре 
«корпус подшипника – продольные шпонки» возникает при 2ºC, то возникла за-
дача определить, при какой величине зазора допустимый инструкцией по эксплу-
атации турбины температурный перекос в 10ºC не вызовет дополнительных сил 
трения, возникающих на продольных шпонках. На основе предложенной модели 
была построена диаграмма зависимости допустимого температурного перекоса на 
фланцах ЦВД от величины зазора на продольных шпонках под передним корпу-
сом подшипника, представленная на рис. 6.19. Из полученной диаграммы видно, 
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что температурный перекос в 10ºC не вызовет дополнительных сил трения на 
продольных шпонках при зазоре на продольных шпонках равном 0,25 мм. На рис. 
6.20, в качестве примера, представлены графики зависимости сил трения, возни-
кающих на поверхностях сопряжения первого и второго корпусов подшипников с 
соответствующими фундаментными рамами (суммарно на поверхности скольже-
ния и на поверхности шпонки), от величины температурного перекоса при зазорах 
на продольных шпонках 0,05 мм и 0,25 мм. 
 
Рис. 6.19. Диаграмма зависимости допустимого температурного перекоса на фланцах ЦВД от 
величины зазора на продольных шпонках под передним корпусом подшипника 
С точки зрения надежности эксплуатации турбины, увеличение зазора до 
0,25 мм,  не должно привести к каким-либо осложнениям, поскольку при расстоя-
нии между крайними точками продольных шпонок под корпусом переднего под-
шипника в 1500 мм такой зазор обеспечит поворот корпуса в горизонтальной 
плоскости эквивалентный  изменению уклона в вертикальной плоскости 0,17 
мм/м, что меньше допустимой при останове турбины [149] величины  0,2 мм/м. 
Для того чтобы получить более точную картину взаимодействия цилиндров, 
корпусов подшипников и продольных шпонок, закреплённых на фундаментных 
рамах, была разработана расчётная модель для выполнения анализа методом ко-
нечных элементов в среде ANSYS.  
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Рис. 6.20. Зависимость сил трения на поверхностях сопряжения первого и второго корпусов 
подшипников с соответствующими фундаментными рамами, от величины температурного пе-
рекоса при зазорах на продольных шпонках 0,05 мм и 0,25 мм. 
В качестве объекта исследования при построении модели рассматривалась  си-
стема, состоящая из двух цилиндров турбины (условно, цилиндра высокого и низ-
кого давления) и двух корпусов подшипников. Упрощенная схема модели пред-
ставлена на рис. 6.21.  
Части модели взаимодействуют друг с другом при помощи сочленений, 
имитирующих поперечные и вертикальные шпонки. Основные геометрические 
размеры всех частей были приняты такими же, как и для ранее рассмотренной 
упрощенной модели и дополнены размерами, характеризующими сочленения на 
вертикальных и поперечных шпоночных соединениях.   
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Рис. 6.21. Расчетная геометрическая схема: а — цилиндр 1; б — цилиндр 2; в — корпус 
подшипника 1; г — корпус подшипника 2; д — продольные шпонки; е — поперечные 
шпонки; ж — вертикальные шпонки. 
Разбиение предложенной модели на конечные элементы представлено на 
рис. 6.22. 
 
Рис. 6.22. Разбиение модели на элементы 
Разбиение модели на конечные элементы было выполнено в автоматиче-
ском режиме. Расчетная конечно-элементная модель состояла из 77169 элементов 
и 170515 узлов. Характеристики материала были подобраны так, чтобы жесткость 
«крыльев» корпусов подшипников соответствовала жесткости принятой в ранее 
рассмотренной модели (в 30 раз выше, чем для стали 3), а узел «паз корпуса под-
шипника – продольная шпонка» был абсолютно жестким. Цилиндры и корпуса 
подшипников могут свободно перемещаться в горизонтальной плоскости, весовая 
нагрузка отсутствует. Продольные шпонки жестко зафиксированы. Также жестко 
зафиксирована сторона цилиндра 2 со стороны генератора, моделируя фикс-пункт 
турбины. 
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В качестве нагрузки, действующей на систему, была задана неравномерная 
температура поперек оси цилиндра 5 (температура менялась от одной стороны 
цилиндра к другой линейно). Моделировались температурные деформации систе-
мы при постепенном увеличении градиента температуры от 0 до 50 градусов. 
Большая температура задавалась с правой стороны цилиндра 1, если смотреть со 
стороны корпуса первого подшипника. Первоначальное взаимное положение ци-
линдров и корпусов подшипников было принято аналогичным положению, воз-
никающему при равномерном прогреве цилиндров, т.е. зазоры в поперечных 
шпонках со стороны цилиндров отсутствуют. 
Целью исследования было решение контактной задачи для определения 
очередности и условий начала контактов в сочленениях, а также усилий возника-
ющих на продольных шпонках при температурном перекосе первого цилиндра.  
В результате моделирования установлено, что контакты между частями мо-
дели изменялись  в порядке, приведенном на рис. 6.23.  
 
Рис. 6.23. Последовательность изменения точек контакта 
В таблице 6.7 представлены значения температурного перекоса, при кото-
ром возникал или исчезал контакт в элементах шпоночных соединений. 
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Таблица 6.7   
Порядок изменения точек контакта в шпоночных соединениях 
№ точки 
Температурный 
перекос, ° С 
Примечание 
1.  0 Постоянный контакт 
2.  0 Постоянный контакт 
3.  > 0 
Контакт исчезает сразу при появлении 
перекоса 
4.  ≤ 1,1 
Контакт исчезает при увеличении 
температурного перекоса 
5.  1,1  
6.  2,5  
7.  3,3  
8.  4,6  
9.  7,1 
В диапазоне от 7,1 до 8,7 происходит 
смена касания 
10.  9,5  
 
В ходе моделирования установлено, что контакты в точках 1 и 2 присут-
ствуют постоянно. Сразу после появления температурного перекоса исчезает кон-
такт в точке 3. При величине перекоса в 1,1 градуса возникает контакт на верти-
кальной шпонке между первым цилиндром и корпусом переднего подшипника и 
исчезает контакт на левой поперечной шпонке со стороны цилиндра. Первый кон-
такт на продольных шпонках возникает при температурном перекосе в 2,5 граду-
са. Наблюдается одностороннее касание в точке 6. При увеличении перекоса до 
3,3 градуса вновь появляется контакт на левой поперечной шпонке, но уже с про-
тивоположной стороны. При величине перекоса 4,6 градуса появляется контакт на 
левой задней поперечной шпонке. Двусторонний контакт на продольной шпонке 
под передним корпусом подшипника возникает при величине перекоса в 9,5 гра-
дуса, т.е. можно утверждать, что значимых дополнительных сил трения на корпу-
се переднего подшипника при величине перекоса до 10 градусов не возникает.   
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Предложенная конечно-элементная модель позволила определить усилия, 
возникающие на продольных шпонках при различных значениях температурного 
перекоса (рис. 6.24).  
 
Рис. 6.24. Усилия, возникающие на продольных шпонках при различных значениях темпера-
турного перекоса  
Усилия, действующие на вертикальную шпонку, по результатам моделиро-
вания сопоставимы по величине с усилиями, действующими на продольную 
шпонку со стороны цилиндра т.10. Это объясняет, по мнению автора, случаи   об-
рыва передней вертикальной шпонки, произошедшие на ряде турбин Нижне-
Туринской ГРЭС, Верхне-Тагильской ГРЭС, Серовской ГРЭС, Саратовской ТЭЦ-
2 и др. [46].  
На рис. 6.25 представлены диаграммы изменения сил трения на поверхно-
стях сопряжения переднего подшипника с фундаментной рамой от величины тем-
пературного перекоса, рассчитанные по аналитической модели и по конечно-
элементной модели. 
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Рис. 6.25. Зависимость изменения сил трения на поверхностях сопряжения переднего подшип-
ника с фундаментной рамой от величины температурного перекоса 
Сравнение результатов, полученных при расчете по двум моделям, показы-
вает, что аналитическая модель даёт заниженные значения для усилий, возника-
ющих на передней продольной шпонке, и завышенные для задней продольной 
шпонки. 
Для суммарных сил трения на поверхностях сопряжения аналитическая мо-
дель в диапазоне изменения перекоса от 2,5 градусов до  20 градусов даёт завы-
шенные значения (для перекоса в 10 градусов отклонение 40%, для 20 градусов – 
16%). При увеличении значения температурного перекоса свыше 20 градусов раз-
ница между значениями суммарной силы трения уменьшается (при 30 градусах – 
6%, а при 45 градусах – значения практически совпадают).  
По результатам анализа данных, полученных при моделировании, можно 
сделать следующие выводы: 
1. При разрешённой заводом-изготовителем разности температур метал-
ла фланцев ЦВД справа и слева в 10 градусов, в паре «паз подошвы корпуса под-
шипника – продольная шпонка» возникают значительные дополнительные, не 
учитывавшиеся при расчёте фундамента, силы трения. 
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2. Целесообразно рассмотреть возможность увеличения зазоров на про-
дольных шпонках до величины, эквивалентной углу поворота 0,2 мм/м. 
3. Определены моменты и места начала контактного взаимодействия, а так-
же момент заклинивания элементов системы; полученные значения допустимой 
разности температуры могут быть использованы для корректировки режимов 
пуска и останова паровых турбин, ориентируясь на показания датчиков темпера-
туры на цилиндрах и корпусах подшипников. 
4. Разработан подход к моделированию, а также расчетная программа на ба-
зе метода конечных элементов, которая позволяет менять геометрические пара-
метры системы (размеры цилиндров, корпусов, величину зазоров) и действующие 
температурные нагрузки, что позволяет рассчитать тепловые деформации любых 
паровых турбин. 
6.5. Разработка методов, обеспечивающих нормализацию тепловых 
расширений турбин в межремонтный период 
Выше показано, что в процессе эксплуатации паровых турбин в межре-
монтный период наблюдается ухудшение качества поверхностей скольжения 
фундаментных рам и подошв корпусов подшипников из-за образования ржавчи-
ны, попадания грязи и выгорания масла и соответственно увеличения сил трения 
на этих поверхностях. В ряде случаев это приводит к серьезным проблемам при 
пуске-останове агрегатов. Как известно, величина силы трения зависит от коэф-
фициента трения и весовой нагрузки на поверхности скольжения. Все мероприя-
тия, рекомендуемые [149] для снижения коэффициента трения на контактных по-
верхностях (т.е. установка металлофторопластового покрытия на фундаментную 
раму, установка сменных пластин на подошву корпуса подшипника) могут вы-
полняться только во время проведения ремонта. В то же время достаточно часто 
возникает ситуация, при которой турбину, имеющую затрудненные тепловые пе-
ремещения, еще нужно эксплуатировать длительное время. 
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Для решения этой проблемы автором совместно с  ОАО "Теплоэнергосер-
вис ЭК" разработана и защищена авторским свидетельством конструкция разгру-
жающего устройства, принципиальная схема которого приведена на рис. 6.26. 
Конструкция состоит из набора упругих элементов, установленных между двумя 
траверсами. Сжатие упругих элементов осуществляется  за счет 2-х резьбовых 
тяг. Устройство опирается на опорную площадку 4, устанавливаемую на фунда-
мент; вторая опорная площадка 1, подводится под выступающие элементы корпу-
са подшипника. Устройство устанавливается в сжатом состоянии, по мере осво-
бождения упругих элементов часть весовой нагрузки переносится  на устройство. 
Применение такой конструкции позволяет уменьшить силы трения на поверхно-
стях контакта корпуса подшипника и фундаментной рамы за счет передачи части 
весовой нагрузки, приходящейся на подошву корпуса подшипника, непосред-
ственно на фундамент турбины через упругие элементы разгружающего устрой-
ства. 
В качестве упругих элементов  в разработанной конструкции используются 
гибкие упругие пластины, типа рессорных, установленные вертикально. Разгру-
жающая способность представленного устройства зависит от геометрических 
размеров используемых пластин и их количества. Грузоподъемность одной пла-
стины ограничена критической силой потери устойчивости для продольно нагру-
женного стержня, которая определяется по формуле Эйлера: 
 𝑃кр =
𝜋2∙Е∙𝐼min
𝐿2
, (6.28) 
где Е – модуль упругости; 
Imin – минимальный момент инерции сечения пластины; 
L – длина пластины. 
Характеристика нагружения гибкой упругой пластины длиной 500 мм с 
прямоугольным поперечным сечением размером 8x80 мм представлена на рис. 
6.27. Из характеристики видно, что при нагружении пластины продольной силой 
Р = 2500 кгс величина перемещения (А) одного конца пластины относительно 
другого (т.е. сжатие пластины) составит 10 мм. Изменение величины сжатия пла-
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стины на 2 мм, соответствующее тепловым перемещениям корпуса подшипника 
на 45 мм, вызовет изменение разгружающего усилия не более чем на 2 %. Такая 
характеристика нагружения позволяет считать разгружающее усилие практически 
постоянным, независимым от изменения сжатия пластины. 
 
Рис. 6.26. Принципиальная схема разгружающего устройства: 1 – опорная площадка корпуса 
подшипника; 2 – корпус подшипника; 3 – лапа цилиндра турбины; 4 – опорная площадка фун-
даментной рамы; 5 – фундаментная рама; 6 – фундамент; 7 – упругий элемент; 8 – траверса; 9 – 
тяга; 10 – гайка 
 
Рис. 6.27. Характеристика нагружения гибкой упругой пластины 
В конструкции разгружающего устройства применены специально разрабо-
танные легкосъемные опорные площадки корпуса подшипника, что позволяет 
легко устанавливать и снимать опору без дополнительной обработки корпуса 
подшипника. Применение съемных опорных площадок позволяет также исполь-
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зовать один комплект разгружающего устройства для нескольких однотипных 
турбин. Для применения устройства для других типов турбин, имеющих мень-
шую массу цилиндров, достаточно уменьшить количество упругих пластин и ис-
пользовать другие опорные площадки.  
По результатам исследования разработаны и согласованы с заводом-
изготовителем проекты разгружающих устройств для турбин К-200 и К-300 ЛМЗ. 
Выполнены эскизные проработки для турбин других типов. 
Применение разгружающих устройств, безусловно, не является способом, 
позволяющим решить все проблемы затрудненных тепловых расширений круп-
ных паровых турбин, но позволяет временно, до проведения ремонта, ослабить 
негативное влияние загрязнения поверхностей скольжения корпуса подшипника и 
фундаментной рамы на работу системы тепловых расширений. 
6.6. Разработка методики диагностики системы тепловых 
расширений турбин 
Диагностика состояния системы тепловых расширений турбин должна 
обеспечить решение следующих задач: 
- контроль и анализ величин параметров, характеризующих тепловые рас-
ширения цилиндров турбины при каждом пуске и останове; 
- выявление изменений в состоянии системы тепловых расширений; 
- выявление причин затрудненных перемещений цилиндров; 
- определение комплекса мероприятий, которые необходимо выполнить в 
плановый ремонт; 
- определение целесообразности выполнения реконструктивных мероприя-
тий по отдельным элементам системы тепловых расширений турбин; 
- оценка эффективности работ, выполненных в процессе ремонта. 
В настоящее время осуществление диагностики работы системы тепловых 
расширений осуществляется с помощью переносных систем при периодических 
обследованиях.  
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В соответствии с общими принципами, касающимися последовательности 
разработки комплексной системы мониторинга состояния паротурбинной уста-
новки, представленными в разделе 2.5.2 настоящей работы, выполнена разработка 
модуля  мониторинга системы тепловых расширений. Ниже представлены основ-
ные параметры этой подсистемы. 
Основная функция – обеспечение свободных тепловых  перемещений ци-
линдров и корпусов подшипников относительно фундамента и друг друга в за-
данных направлениях. 
Параметры качества – возникновение нерасчётных усилий на поверхно-
стях сопряжения корпуса подшипника и фундаментной рамы. 
Условия работоспособности системы тепловых расширений:  
- величина изменения уклонов корпусов подшипников и ригелей при пуске 
турбины не должна превышать значения 0,5 мм/м или при останове — 0,2 мм/м; 
- отсутствие скачков величин абсолютных перемещений корпусов подшип-
ников и уклонов при перемещении корпусов подшипников; 
- разность температур фланцев корпусов в симметричных точках при пусках 
не превышает пределов, установленных заводом-изготовителем; 
- воздействие со стороны присоединённых трубопроводов не превышает 
допустимых значений. 
Отказы: 
 – повышенные силы трения на поверхностях  скольжения (загрязнение по-
верхностей, неплоскостность поверхности стула);  
- закусывание на продольной шпонке; затирание (одностороннее прижатие) 
на продольной шпонке. 
Граница работоспособности системы: 
- кривая зависимости абсолютных расширений корпуса цилиндра турбины 
от температуры металла паровпуска, построенная по показаниям датчиков абсо-
лютных расширений цилиндров и термоэлектрического преобразователя, уста-
новленного в паровпуске корпуса, отличается от нормальной на 3 мм и более; 
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- изменение величины уклона ригеля более чем на 0,5 мм/м во время пуска и 
более 0,2 мм/м при останове турбины; 
- достижение предельных значений относительных расширений роторов при 
пусках из холодного состояния и сохранение этих значений при длительной рабо-
те с неизменной нагрузкой; 
- недопустимое увеличение вибрации подшипниковых опор в соответствии 
с ГОСТ 25364-97 
Диагностические признаки:  
- для дефекта повышенные силы трения на поверхностях  скольжения: 
 недостижение нормативных величин перемещений корпуса подшипника (на 
номинальной нагрузки турбины)при полном прогреве цилиндра; 
 скачкообразное перемещение корпуса подшипника; 
 повышенная величина закрутки; 
 величина перемещения, измеренная слева и справа от корпуса подшипника, 
одинакова; 
 величина закрутки ригеля слева и справа от корпуса подшипника одинакова 
 разброс температуры колодок упорного подшипника (верх-низ); 
 рост величины относительного расширения ротора; 
 изменение вибрационного состояния; 
- для дефекта закусывание на продольной шпонке: 
 недостижение нормативных величин перемещений корпуса подшипника (на 
номинальной нагрузки турбины) при полном прогреве цилиндра; 
 скачкообразное перемещение корпуса подшипника: 
 повышенная величина закрутки: 
 величина перемещения, измеренная слева и справа от корпуса подшипника, 
различается; 
 величина закрутки ригеля слева и справа от корпуса подшипника различа-
ется; 
 разброс температуры колодок упорного подшипника (лево-право); 
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 рост величины относительного расширения ротора; 
 изменение вибрационного состояния. 
Параметры состояния: 
- величина перемещений корпуса подшипника измеренная слева Ал; 
- величина перемещений корпуса подшипника измеренная справа Апр; 
- величина закрутки ригеля слева от корпуса подшипника φл; 
- величина закрутки ригеля справа от корпуса подшипника φпр; 
- температуры колодок упорного подшипника Т1, Т2, Т3 и т.д.; 
- относительное расширение ротора высокого давления (оррцвд); 
- относительное расширение ротора среднего давления (оррцсд); 
Параметры процесса: 
- температура металла цилиндра; 
- электрическая нагрузка генератора; 
Условие наступления повреждения: 
Ал/ Апр ≠1 
φл/ φпр ≠1 
Т2 - Т1≥ 5 Т3 - Т1≥ 5 Т4 - Т1≥ 5 Т5 - Т1 ≥ 5 Т6 - Т1 ≥ 5 Т7 - Т1 ≥ 5 Т8 - Т1 ≥ 5 
 Т3 – Т2≥ 5 Т4 – Т2≥ 5 Т5 – Т2≥  5 Т6 – Т2≥  5 Т7 – Т2≥  5 Т8 – Т2≥ 5 
  Т4 – Т3≥ 5 Т5 – Т3≥ 5 Т6 – Т3≥ 5 Т7 – Т3≥ 5 Т8 – Т3≥ 5 
   Т5 – Т4≥ 5 Т6 – Т4≥ 5 Т7 – Т4≥ 5 Т8 – Т4≥ 5 
    Т6 – Т5≥ 5 Т7 – Т5≥ 5 Т8 – Т5≥ 5 
     Т7 – Т6≥ 5 Т8 – Т6≥ 5 
      Т8 – Т7≥ 5 
f А(Тм) 
оррцвд≈ оррцвд
lim 
оррцcд≈ оррцcд
lim 
Сравнение представленных диагностических признаков показывает, что для 
дифференциации нарушений, вызванных увеличенными силами трения на по-
верхностях скольжения корпусов подшипников и нарушений, возникших вслед-
ствие закусывания на продольных шпонках, необходимо иметь данные по разно-
сти перемещений правой и левой сторон корпуса подшипника, разности уклонов 
поперечного ригеля с левой и с правой стороны от корпуса подшипников, а также 
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данные по распределению температур упорных колодок (как рабочих, так и уста-
новочных). 
Таким образом список параметров необходимых для оценки состояния СТР 
и первичного диагностирования причин нарушений в её функционировании 
включает: 
- абсолютные перемещения корпусов подшипников слева и справа от оси 
турбины; 
- уклоны ригелей под корпусами подшипников слева и справа от оси тур-
бины; 
- уклоны корпусов подшипников (для контроля за отрывом корпуса под-
шипников от фундаментной рамы); 
- поперечные перемещения лап цилиндров относительно корпусов под-
шипников (для турбин, не оборудованных поворотными поперечными 
шпонками); 
- температура металла паровпускной части; 
- температура металла фланцев цилиндра. 
Список параметров должен также включать параметры тепломеханического 
состояния турбоустановки: температуру и давление в отборах и на выхлопе из 
турбины, уровень конденсата в подогревателях и конденсаторе и т.п. Эти пара-
метры необходимы для определения причин, вызывающих заклинивание в паре 
«корпус подшипника – продольная шпонка». 
Анализ объема измерений АСУ ТП, реализованных в последние годы  на 
ряде ТЭС показал, что параметры необходимые для модуля мониторинга системы 
тепловых расширений регистрируются во всех современных системах. При этом 
требуется незначительное дооснащение турбин датчиками для диагностирования 
причин нарушений. В действующих АСУ ТП величины абсолютных перемеще-
ний корпусов подшипников измеряются, как правило, только с одной стороны 
турбоагрегата. То же относится и к замерам уклонов ригелей фундамента. Таким 
образом, чтобы построить полноценную систему диагностики СТР, способную на 
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ранней стадии выявить проблемы её функционирования, необходимо установить 
дополнительные датчики для получения информации о  уклонах риге-
лей/корпусов подшипников  и перемещениях  корпусов подшипников с противо-
положной стороны. 
6.7. Выводы 
1. Показана  неэффективность частичных решений, обоснована целесооб-
разность комплексного подхода, на основе опыта работ по нормализации тепло-
вых расширений определен объем необходимых работ 
2. На основе экспериментального исследования работы системы тепловых 
расширений турбин различных типов в условиях эксплуатации определена эф-
фективность различных мероприятий по устранению причин, вызывающих от-
клонения от нормальной работы системы тепловых расширений для конкретного 
типа агрегата. 
3. Показано, что  реализация регламентных мероприятий позволяет практи-
чески полностью нормализовать величину тепловых расширений корпусов ци-
линдров, но  дает лишь временный результат. 
4. Показано, что  применение пластин, изготовленных из биметалла сталь-
бронзографит, обеспечивает снижение сил трения на поверхностях скольжения и 
достижение нормативных величин тепловых расширений турбины на длительный 
(~5 лет)  период. 
5. По результатам экспериментального исследования, проведенного на тур-
бинах различных типов, показано, что в штатных призматических поперечных 
шпонках гарантированно происходит заклинивание в паре «паз-зуб шпонки» с 
последующим пластическим деформированием элементов сочленения. Установка 
поворотных шпонок обеспечила нормализацию величины несимметричности 
расширения лап цилиндров в поперечном направлении на длительный период. 
6. На основе расчетного анализа эксплуатационных характеристик различ-
ных конструкций поворотных шпонок разработаны рекомендации по наиболее 
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надежной конструкции шпонки для вновь проектируемых и реконструируемых 
турбин. 
7. На основе расчетного анализа усилий, возникающих на продольных 
шпонках из-за взаимного смещения пазов лап в осевом направлении, выполнен-
ного на основе разработанной модели, показано: 
- при допускаемой инструкцией по эксплуатации турбин разности темпера-
тур 10° между левым и правым фланцами ограничение зазора на продоль-
ных шпонках величиной 0,05 мм (чертежный зазор для большинства тур-
бин) приводит к появлению существенных сил трения на продольных 
шпонках;  
- увеличение боковых зазоров на продольных шпонках существенно снижа-
ет уровень усилий, связанных с температурным перекосом; 
- допускаемые зазоры на продольных шпонках могут быть увеличены до 
величин, при которых поворот стула в горизонтальной плоскости опреде-
ляется теми же критериями, что и в вертикальной плоскости;  увеличение 
боковых зазоров на продольных шпонках существенно снижает уровень 
усилий, связанных с температурным перекосом. 
8. Разработана конечно-элементная модель и определены моменты и места 
начала контактного взаимодействия, а также момента заклинивания элементов 
системы. Полученные значения допустимой разности температуры могут быть 
использованы для корректировки режимов пуска и останова паровых турбин, 
ориентируясь на показания датчиков температуры на цилиндрах и корпусах под-
шипников. 
9. Разработан подход к моделированию взаимодействия элементов системы 
тепловых расширений турбин, а также расчетная программа на базе метода ко-
нечных элементов, которая позволяет изменять геометрические параметры систе-
мы (размеры цилиндров, корпусов, величину зазоров) и действующие темпера-
турные нагрузки, что позволяет рассчитать тепловые деформации любых паровых 
турбин. 
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10. Разработана конструкция разгружающих устройств для турбин К-200-
130 и К-300-240 ЛМЗ, позволяющих при возникновении повышенных сил трения 
на поверхностях скольжения обеспечить их снижение в межремонтный период 
без выполнения мероприятий по снижению коэффициента трения и и обеспечить 
нормальную работу системы  тепловых расширений в период до планового ре-
монта. 
11. Выполнена разработка подсистемы мониторинга системы тепловых 
расширений в рамках комплексной системы мониторинга паротурбинной уста-
новки. 
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7. РАЗРАБОТКА И РЕАЛИЗАЦИЯ МЕТОДОВ ПОВЫШЕНИЯ НАДЕЖНОСТИ РАБОТЫ 
ВСПОМОГАТЕЛЬНОГО ОБОРУДОВАНИЯ ПТУ 
Результаты исследований, представленные в настоящей главе, опубликова-
ны в работах автора [300—302, 329, 332, 346]. 
7.1. Определение параметров качества для подсистемы мониторинга 
состояния вспомогательного оборудования 
В главе 2 показано, что для повышения надежности турбоустановок в целом 
в том числе их вспомогательного оборудования целесообразно применение экс-
плуатационного мониторинга.  
Разработка подсистемы мониторинга состояния вспомогательного оборудо-
вания турбоустановки выполнялась как составляющей части единой комплексной 
системы мониторинга турбоустановки.  
В соответствии с общими принципами, касающимися последовательности 
разработки комплексной системы мониторинга состояния паротурбинной уста-
новки, представленными в разделе 2.5.2 настоящей работы,  сформулированы ос-
новные параметры подсистем мониторинга для вспомогательного оборудования. 
Параметры, характеризующие работу теплообменного оборудования, были ранее 
разработаны в работе [261]; в настоящей работе сформулированы параметры для 
насосного оборудования турбоустановки: питательных насосов, конденсатных 
насосов, насосов системы циркуляционного водоснабжения и сетевых насосов.   
Параметры процесса, описывающие технологический процесс (режим рабо-
ты) оборудования, определены для каждого типа насосов на основе обобщения 
работы насосного оборудования, а также данных работ [262—265] и требований 
приведенных в нормативной документации [266—271].  
Параметры состояния для каждого типа насосов сформулированы на основе 
анализа отказов и неисправностей, представленных в работах [262—266], а также 
на основе результатов анализа эксплуатационной  документации ряда электро-
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станций Урало-Сибирского энергетического региона, представленных в главе 3 
настоящей работы.  
Условия работоспособности сформулированы на основе требований ПТЭ и 
инструкций на оборудование. 
Ниже представлены результаты разработки. 
Питательные насосы. 
Основная функция –  подача питательной  воды из деаэратора в котел. 
Параметры качества –  подача, напор, отсутствие протечек через уплотне-
ния. 
Условие работоспособности – уровень вибрации подшипников менее 11,2 
мм/с, уровень температуры подшипников не выше заданных в инструкции на экс-
плуатацию, потребляемая мощность соответствует характеристике насоса. 
Отказы – увеличенные зазоры в уплотнениях рабочих колес; попадание по-
сторонних предметов в рабочее колесо; задевание ротора за статор; задиры в про-
точной части;  расцентровка агрегата; разрушение подшипника; заклинивание 
насоса, смещение рабочих колес относительно осей отводов; увеличенные дрос-
сельные щели в гидропяте или уплотнениях рабочих колес; «запаривание» насоса; 
повышенная вибрация насоса; кавитация в насосе; неплотности стыка крышки 
нагнетания или стыков секций; износ сальниковой набивки или рубашки вала.   
Граница работоспособности — уровень вибрации подшипников — 11,2 
мм/с, уровень температуры подшипников – максимально допустимый согласно 
инструкции по эксплуатации. 
 
Для питательных насосов с электроприводом. 
Параметры процесса: 
- расход питательной воды (подача насоса); 
- температура масла в системе смазки; 
- давление воды на входе в насос; 
- давление воды на выходе из насоса; 
- потребляемая мощность электродвигателя; 
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- температура воды на входе в насос; 
- температура воды на выходе из насоса;  
- расход воды через линию осевой разгрузки (протечка воды через гидропя-
ту); 
- давление воды после гидропяты. 
Параметры состояния: 
- напор; 
- осевой сдвиг ротора; 
- вибрация; 
- нагрев воды в насосе; 
- температура подшипников;  
- потребляемая мощность электродвигателя; 
- КПД.  
 
Для питательных насосов с турбоприводом. 
Параметры процесса: 
- расход пара на турбопривод;  
- давление пара перед стопорным клапаном турбопривода; 
- температура пара перед стопорным клапаном турбопривода; 
- давление отработавшего пара после турбопривода; 
- температура отработавшего пара турбопривода; 
- расход питательной воды (подача насоса);  
- температура масла в системе смазки; 
- давление воды на входе в насос; 
- давление воды на выходе из насоса; 
- температура воды на входе в насос; 
- температура воды на выходе из насоса;  
- расход воды через линию осевой разгрузки (протечка воды через гидропя-
ту); 
- давление воды после гидропяты. 
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Параметры состояния: 
- напор; 
- осевой сдвиг ротора; 
- вибрация насоса; 
- вибрация турбопривода; 
- нагрев воды в насосе; 
- температура подшипников; 
- КПД насоса; 
- частота вращения.  
 
Конденсатные насосы.  
Основная функция –  перекачивание конденсата отработанного пара ста-
ционарных паровых турбин и конденсата греющего пара из  теплообменных ап-
паратов.  
Параметры качества — подача, напор, отсутствие подсоса воздуха. 
Условие работоспособности —  уровень вибрации подшипников менее 
11,2 мм/с, уровень температуры подшипников не выше заданных в инструкции на 
эксплуатацию, потребляемая мощность соответствует характеристике насоса. 
Отказы – засор всасывающего трубопровода; подсос воздуха во всасываю-
щем трубопроводе; износ уплотнения рабочих колес; смещение осей рабочих ко-
лес относительно отводов; заедание в подшипниках; увеличение осевого усилия 
вследствие износа уплотнений; повышение температуры подшипников; кавитация 
в насосе; нарушение центровки; износ вкладыша подшипника (повышенные за-
зоры в подшипниках); повышенная протечка через сальник; износ рубашки вала; 
прорыв уплотнения втулки гидропяты;  не уравновешенное осевое усилие.    
Граница работоспособности — уровень вибрации подшипников — 
11,2 мм/с, уровень температуры подшипников –максимально допустимый соглас-
но инструкции по эксплуатации. 
Параметры процесса: 
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- подача насоса;  
- давление на входе в насос; 
- давление на выходе из насоса; 
- температура воды на входе в насос; 
- давление воды в конденсатом тракте после насосов. 
Параметры состояния: 
- напор; 
- КПД;  
-потребляемая мощность электродвигателя; 
- вибрация; 
- температура подшипников; 
- протечка через сальник; 
- осевое усилие. 
 
Циркуляционные насосы  
Основная функция –  обеспечение циркуляции охлаждающей  воды (тех-
нической) через конденсаторы и другие устройства. 
Параметры качества —  соответствие характеристики насоса характери-
стике тракта при максимальном значении КПД насоса,  потребление электроэнер-
гии на привод циркуляционных  насосов, величина сифона. 
Условие работоспособности – уровень вибрации подшипников менее 11,2 
мм/с, уровень температуры подшипников не выше заданных в инструкции на экс-
плуатацию. 
 Отказы – засорение водоочистной вращающейся сетки  или решетки; уве-
личенный  зазор между камерой и лопастями рабочего колеса вследствие их изно-
са; кавитационный режим,  появление повышенной вибрации; увеличение биения 
вала насоса, сопровождающегося ударами, стуками в рабочем колесе; износ шеек 
вала и подшипников; нарушение центровки валов двигателя и насоса; повышен-
ные протечки через уплотнение вала насоса; механические задевания лопастей 
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насоса о поверхность камеры рабочего колеса; чрезмерный нагрев подшипников и 
подпятника электродвигателя. 
Граница работоспособности — уровень вибрации подшипников — 11,2 
мм/с, уровень температуры подшипников –максимально допустимый согласно 
инструкции по эксплуатации. 
Параметры процесса: 
- подача насоса; 
- давление в напорном патрубке насоса; 
- разность отметок уровня воды в аванкамере насоса и горизонтальной 
оси рабочего колеса насоса (давление или разрежение во входном 
патрубке для центробежных насосов горизонтального типа); 
- потребляемая мощность электродвигателя. 
Параметры состояния: 
- вибрация; 
- температура подшипников; 
- протечка через уплотнение вала насоса; 
- соответствие напорной характеристики и угла установки лопастей;  
- наличие/ отсутствие кавитации; 
- КПД; 
- величина сифона. 
 
 Сетевые насосы.   
Основная функция –   перекачивание воды в тракте сетевой воды ТЭС и  
тепловых сетях. 
Параметры качества —  вибрационное состояние, температурное состоя-
ние, напор. 
Условие работоспособности – уровень вибрации подшипников менее 11,2 
мм/с, уровень температуры подшипников не выше заданных в инструкции на экс-
плуатацию. 
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Отказы – парение сальника; насос не создает требуемого напора; износ 
сальниковой набивки; засор  линии водяного охлаждения. 
Граница работоспособности — уровень вибрации подшипников — 11,2 
мм/с, уровень температуры подшипников –максимально допустимый согласно 
инструкции по эксплуатации. 
Параметры процесса: 
- подача насоса; 
- давление сетевой воды во входном патрубке насоса; 
- давление сетевой воды в напорном патрубке насоса; 
- температура сетевой воды, перекачиваемой насосом;  
- мощность, потребляемая электродвигателем насоса; 
- сила тока, потребляемого электродвигателем насоса. 
Параметры состояния: 
- напор; 
- КПД; 
- потребляемая мощность электродвигателя. 
7.2. Оценка состояния конденсатора турбины на основе статистических 
методов 
В главе 3 настоящей работы показано, что по вспомогательному оборудова-
нию турбоустановок приоритетной является задача оптимизации срока замены 
трубных пучков теплообменных аппаратов.   
В нормативной документации практически отсутствуют данные о сроках и 
критериях необходимости замены трубных пучков. Например, в технологическом 
процессе ремонта ПНД [272], изданном в 1982 г., указывается на необходимость 
замены трубной системы при отглушении 10 и более процентов трубок, а техни-
ческие условия 1994 г. [273] уже таких рекомендаций не дают.  
Технико-экономического обоснования для решения вопроса о необходимо-
сти замены трубной системы аппаратов современные нормативные документы не 
предлагают, лишь рекомендуя замену трубных систем аппаратов приурочивать к 
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проведению капитальных ремонтов турбины (энергоблока) [11].  Учитывая тот 
факт, что замена трубных систем является дорогостоящим мероприятием, осо-
бенно для конденсатора и требует значительного периода времени ремонта тур-
боустановки (несколько месяцев) необходима разработка методики, позволяющей 
обосновывать целесообразность выполнения такого ремонта.   
Основным критерием, определяющим целесообразность проведения замены 
трубных пучков, является остаточный ресурс трубок. В связи с этим применение 
методов статистического анализа для конденсатора наиболее целесообразно ввиду 
того, что теплообменные аппараты ПТУ относятся к оборудованию, имеющему 
большое количество однотипных элементов — теплообменных трубок; при этом 
отказ одной трубки не приводит к отказу аппарата в целом.  
Основными причинами, приводящими практически одновременно к отказам 
большого количества трубок конденсатора и, таким образом, свидетельствующи-
ми об исчерпании ресурса трубной системы, являются: общее утонение стенок 
трубок (для трубок из латунных сплавов за счет обесцинкования); коррозионно-
эрозионный износ входных и выходных участков трубок и связанное с этим  
ослабление вальцованных соединений [274]. 
Для статистической оценки состояния и обоснования сроков замены труб-
ных систем конденсаторов необходимы следующие данные:  
- общее количество трубок в аппарате;  
- общее количество отказавших (заглушенных) трубок на момент оценки; 
- массив, содержащий информацию о количестве отказавших трубок и их 
наработках на момент отказа {ni, i}, где i = 1…m, ni — число отказавших 
трубок, в i –й момент времени; i — наработка в i –й момент времени;  
- график ремонтов турбины. 
Важное значение  для оценки интенсивности отказов трубок конденсаторов 
имеет величина наработки конденсатора, при которой произошел отказ отдельной 
трубки. При этом в эксплуатационно-ремонтной документации ТЭС отражается 
или факт отказа, или информация об отглушении трубки. В последнем случае мо-
менты отглушения трубок соответствуют срокам проведения ремонта или очист-
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ки конденсатора, при этом очистка трубок вскрывает имеющиеся в трубках де-
фекты. 
При статистической оценке состояния конденсатора важнейшее значение 
имеет определение периода эксплуатации оборудования: начальный, период нор-
мальной эксплуатации или период исчерпания ресурса. Начальный период экс-
плуатации для конденсатора, как правило, кратковременный и заканчивается при-
емочными испытаниями оборудования после его монтажа или капитального ре-
монта. Период нормальной эксплуатации конденсатора характеризуется тем, что 
отказ отдельной трубки может быть вызван различными причинами, а вероят-
ность отказа остается примерно постоянной в течение всего периода. Период ис-
черпания ресурса конденсатора определяется резким возрастанием интенсивности 
отказов и преобладанием одной причины отказа над остальными, например, уто-
нением стенки трубок из-за коррозионно-эрозионных процессов. В зависимости 
от периода эксплуатации, наличия и полноты статистической информации о по-
вреждаемости конденсатора должны использоваться  различные модели оценки 
состояния. 
В период нормальной эксплуатации, когда имеется полная информация о 
наработках трубок, при которых происходят отказы, может быть использована 
первая статистическая модель. В этом случае предполагается, что предельное со-
стояние конденсатора наступает, когда число вышедших из строя трубок достига-
ет критического значения n*,  при котором величина потерь от эксплуатации ап-
парата с поврежденными трубками сравняется с потерями от полной замены тру-
бок конденсатора и эксплуатационными потерями для нового аппарата. По ре-
зультатам расчетов, выполненных для конденсаторов турбоустановок, работаю-
щих на различных электростанциях, предельное количество отглушенных трубок, 
при котором целесообразна полная замена трубок конденсатора, в зависимости от 
стоимости топлива составляет от 7 до 9 % общего количества трубок в аппарате 
[194]. 
При использовании рассматриваемой модели принимается, что отглушение 
трубок не сказывается на условиях работы оставшихся (действующих) трубок 
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теплообменной поверхности конденсатора. Такое допущение вполне обосновано 
в случае, когда отглушено небольшое количество трубок (до 10 %), а отглушен-
ные трубки расположены равномерно по всему сечению трубного пучка конден-
сатора. В этом случае изменение скорости воды в трубках конденсатора будет не-
значительным.  
Обозначим вероятность безотказной работы трубки Р0(t), полное число тру-
бок в конденсаторе N, число вышедших из строя трубок n(t). Тогда вероятность  
события, состоящего в том, что к моменту времени t из N трубок откажет не более 
n(t) трубок можно приближенно определить по схеме Бернулли [178]  
 . (7.1) 
Вероятность Р0(t) оценим исходя из того, что, согласно закона больших чи-
сел, выборочная частота события (отказ отдельной трубки) в большой серии ис-
пытаний сходится по вероятности к величине (1 – Р0(t)) 
 n(t)/N = 1 – P0(t) (7.2) 
На основании центральной предельной теоремы Муавра-Лапласа функция 
распределения n(t), определяемая зависимостью (7.2), может быть аппроксимиро-
вана нормальным распределением [178] 
 𝐹(𝑡) ≈ 1 − Ф {
𝑛∗−𝑁[1−𝑃0 (𝑡)]
√𝑁[1−𝑃0 (𝑡)]𝑃0(𝑡)
} (7.3) 
где n* — предельное количество отглушенных трубок в аппарате; Ф{•} — норми-
рованная функция распределения Гаусса. 
Примем, согласно [178, 275], что вероятность отказа при случайном харак-
тере отказов может быть описана экспоненциальным законом. Тогда оценка оста-
точного ресурса может быть получена из выражения (7.3),  где Р0(t) определяется 
согласно (7.2). 
На рис. 7.1 показана зависимость доли отказавших трубок конденсаторов 
турбин К-300-240 ХТЗ Рефтинской ГРЭС от их наработки. Расчеты на основе 
приведенных данных, выполненные по разработанной модели для предельного 
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количества трубок конденсаторов, дали следующие результаты: вероятность того, 
что количество отглушенных трубок n(t)  превысит предельное число трубок n* = 
0,07∙N составляет 94 % для конденсатора ТГ ст. № 5 при наработке более 
312 тыс.ч (рис. 7.1, а), а  для конденсатора ТГ ст. № 6 – при наработке более 
500 тыс. ч (рис. 7.1, б). Пунктирными линиями обозначены остаточные ресурсы 
для соответствующих конденсаторов.  
 
 
 
Рис. 7.1. Доля отказавших трубок конденсаторов Рефтинской ГРЭС:  
а — ТГ № 5; б — ТГ № 6; 
В предложенном подходе сделан ряд допущений, которые характерны толь-
ко для периода нормальной эксплуатации конденсатора. К таким допущениям 
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следует отнести: условие равномерности распределения отказавших трубок по се-
чению всего трубного пучка; предположение о постоянстве вероятности  Р0(t) в 
любой момент эксплуатации конденсатора; требование  наличия полной инфор-
мации о наработках отказавших трубок  конденсатора. 
Как уже отмечалось, факты отглушения трубок на ТЭС фиксируются в ре-
монтной документации.  На многих электростанциях недостаточное внимание 
уделяется ведению этой документации, в связи с чем,  имеющаяся на станциях 
информация об отглушениях трубок, как правило, неполная и частично недосто-
верная. При этом момент отглушения может не совпадать с моментом отказа 
трубки, например в том случае, когда трубка конденсатора отглушается во время 
ремонта турбины. Для анализа такой информации предлагается использовать ме-
тоды обработки цензурированих данных, для которых методика обработки отли-
чается от аналогичной методики для полных выборок [276].  
На методе обработки цензурированих данных  основана вторая статистиче-
ская модель, которая может применяться на электростанциях, где   не имеется 
точной информации о наработках трубок конденсатора. 
Основная идея предлагаемой модели заключается в том, что состояние кон-
денсатора, период его эксплуатации характеризуется количеством трубок, отглу-
шаемых во время ремонта турбины (энергоблока). По окончании ремонта турби-
ны проводятся гидравлические испытания конденсатора, по результатам которых 
выявляются и  отглушаются дефектные трубки. Наработки этих трубок образуют 
цензурированную выборку, то есть точное время их отказа в процессе эксплуата-
ции конденсатора не известно. Отказы трубок конденсатора в процессе гидравли-
ческих испытаний во время ремонта ПТУ означают, что данные трубки практиче-
ски исчерпали свой ресурс (отказали) в период эксплуатации до рассматриваемо-
го ремонта, т.е. величина наработки этих трубок является неопределенной вели-
чиной. Интервал неопределенности (интервал цензурирования) принимается рав-
ным интервалу от текущего ремонта до ремонта, когда в последний раз отглуша-
лись трубки.  
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Расчеты начинаются с построения функции распределения цензурирован-
ной выборки методом последовательного перехода к новой системе координат 
(МПК) [276]. Для этого период наблюдений разбивается на m непересекающихся 
интервалов, границы которых совпадают со значениями наработки до цензуриро-
вания (наработок до ремонтов). Цензурированные наработки обозначаются i (i = 
1… m), а количество цензурованных наработок — ki; полные наработки обозна-
чаются ti, а количество полных наработок —  ri. 
Полное количество отглушенных трубок конденсатора для момента време-
ни i определится 
1 1 1
i i i
j j j
j j j
n k r
  
    . Далее рассчитывается количество объектов, за 
которыми ведется наблюдение на i-том интервале (ti-1, ti) 
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здесь k0– начальная разность между общим количеством трубок и количеством 
трубок, для которых известно время отглушения (в том числе и отглушенных во 
время ремонта); N – общее количество трубок в аппарате. 
Каждый интервал характеризуется эквивалентным объемом 
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 (7.5) 
Эмпирическая функция распределения на текущем интервале строится для 
полных наработок из выборки объема Nu,i в новой системе координат при посто-
янном масштабе по оси времени, а по оси ординат с масштабным коэффициентом 
{1–Fn(ti–1)} [275]. Функция распределения для цензурированной выборки пред-
ставляет собой ступенчатую линию, у которой ступени соответствуют полным 
наработкам, а их высоты равны количеству отглушенных трубок конденсатора 
для данного момента времени. Цензурированные наработки перемещают значе-
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ния функции распределения вправо (вдоль оси абсцисс) до момента времени, со-
ответствующего этой наработке. 
Функция распределения для цензурированной выборки рассчитывается по 
формуле 
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 (7.6) 
Функция распределения для полной выборки оценивается по следующим 
зависимостям 
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Величину доверительного интервала (критической области) для оценки сро-
ка замены трубок конденсатора, принимая гипотезу о равенстве двух функций 
распределения, можно рассчитать по зависимости [275] 
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Для каждого конденсатора можно определить предельную максимальную 
величину отглушенных во время ремонта трубок, при превышении которой 
наступает срок необходимой замены трубной системы в целом. Учитывая, что при 
возрастании количества ремонтов, во время которых отглушаются трубки конден-
сатора, ширина критической области должна увеличиваться, а также, принимая 
срок службы теплообменных аппаратов – 30 лет [274, 277] ширина критической 
области может быть рассчитана по зависимости   
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здесь m — количество ремонтов блока (ПТУ) с отглушением трубок конденсато-
ра. 
Апробация методики проводилась на конденсаторе турбины ст. № 2 (ПТ-25-
90/10-4 УТЗ) Невинномысской ГРЭС, а также на 10 конденсаторах турбин К-300-
240 ХТЗ и К-500-240 ХТЗ Рефтинской ГРЭС.  В табл.7.1, в качестве примера, 
представлена информация по отглушенным трубкам конденсатора К2-3000-2 (с 
трубками из латуни Л68).   
Таблица 7.1  
Данные по отглушенным трубкам конденсатора ТГ ст. № 2  
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 –
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n
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107* 107 239 0 4313 4313 0 0 0 
2 109 243 1 4313   0,0005 0,0005 0 
10 119 256 0 4301 4206 0,0005 0,0028 0,0023 
2 121 260 1 4301   0,0009 0,0032 0,0023 
2 123 262 1 4301   0,0014 0,0037 0,0023 
2 125 264 1 4301   0,0019 0,0042 0,0023 
6 131 264 1 4301   0,0033 0,0056 0,0022 
2 133 268 1 4301   0,0038 0,0060 0,0022 
2 135 268 1 4301   0,0043 0,0065 0,0022 
5 140 268 1 4301   0,0055 0,0077 0,0022 
76 216 269 0 4204 4196 0,0055 0,0253 0,0198 
108 324 273 0 4096 4119 0,0055 0,0503 0,0449 
78 402 273 1 4096   0,0244 0,0684 0,0440 
88 490 274 0 3930 4009 0,0244 0,0888 0,0644 
175 665 274 0 3755 3919 0,0244 0,1294 0,1050 
* разница между общим количеством отглушенных трубок и трубками, для 
которых известно время отглушения. 
В первом столбце таблицы приведены данные по отглушаемым трубкам по 
мере их повреждений. Общее количество отглушенных трубок показано во 2-м 
столбце таблицы, причем в первой строке этого столбца приведены разница меж-
ду общим количеством отглушенных трубок и количеством трубок, для которых 
известно время отглушения, показывающая, что информация о времени отглуше-
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ния 107 трубок, при наработке конденсатора до 239 тыс. часов отсутствует. В 4-м 
столбце таблицы приведен признак, по которому данные по отказам трубок явля-
ются цензурированными (0), т.е. с неизвестной наработкой до отказа или полны-
ми (1) — с известной наработкой до отказа. 
Результаты расчетов по формулам (7.4)…(7.7) представлены в табл. 7.1, 
столбцы 5…8. 
На рис. 7.2 приведены функции распределения для выборок, построенных 
по формулам (7.6) и (7.7) для конденсатора К2-3000-2. 
 Предельное максимальное количество отглушенных во время ремонта тру-
бок, при превышении которого наступает срок замены трубной системы в целом,  
для конденсатора с числом трубок N  = 4420 (К2-3000-2), рассчитанное по форму-
ле (7.8) при уровне значимости  = 0,05 составит nкр = 45 шт. Если такое или 
большее количество трубок конденсатора отглушается во время ремонта турбины 
единовременно, то необходимо планировать замену трубной системы конденса-
тора.  
 
Рис. 7.2. Функция распределения наработок до отказа трубок конденсаторов К2-3000-2 
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Для конденсатора К2-3000-2 при общем количестве трубок N = 4420 и 
уровне значимости 0,05 величина доверительного интервала составит от 
 = ABS(Fnц – Fnп)= 0,011 до  = 0,036. 
Как следует из рис. 7.2, момент времени – t = 268 тыс.ч определен как мо-
мент принятия решений о замене трубок конденсатора, что соответствует выходу 
функции Fп(t), построенной на полных наработках, за границу критической обла-
сти (доверительного интервала). 
На момент проведения исследований конденсатор отработал 274 тыс. часов; 
для обоснования решения о ремонте конденсатора кроме статистического анализа 
проведено исследование вырезанных из конденсатора образцов трубок. Трубки 
вырезались из второго хода воды. Из трубок для исследования выбраны участки у 
входа и выхода воды и из середины трубки. Методика исследования качества ме-
талла образцов следующая: 
Отложения с внешней и внутренней поверхности трубок удаляли механиче-
ски, определяли их массу. 
Поверхность образцов протравливали в кислом цитрате аммония, не повре-
ждающем металлическую фазу, и разворачивали в плоскость для микроскопиче-
ского визуального исследования повреждений. 
Из кольцевого среза трубки изготавливали шлиф и определяли под микро-
скопом остаточную толщину стенки и глубину селективно измененного слоя. 
Результаты измерений параметров образцов, полученные при проведении 
анализа трубок конденсатора К2-3000-2  турбины ст. № 2 (ПТ-25-90/10-4 УТЗ) 
представлены в таблице 7.2. 
Таблица 7.2  
Результаты анализа образцов трубок конденсатора ТГ ст. № 2 
№ 
трубки 
Δ Н нар., 
г/м2 
Δ Н внутр., 
г/м2 
δ, мм 
шероховатость, 
мкм 
δCu, мм 
1 41,6 48,3 0,56—0,60 ±4,4 0,032 
2 40,9 46,9 0,58—0,60 ±5,2 0,029 
3 41,3 45,8 0,66—0,70 ±3,7 0,038 
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Примечание: обозначения в табл.7.2:  ΔН, г/м2 – средняя удельная загряз-
ненность наружной и внутренней поверхности трубок; δ, мм – остаточная толщи-
на стенки трубки; шероховатость, мкм – определена как разность фокусного рас-
стояния микроскопа на выступах и впадинах коррозионных повреждений; δCu, 
мм – толщина омедненного, селективно разрушенного слоя. 
Анализ образцов трубок показал, что на  наружной поверхности образцов 
всех трубок присутствуют плотные, жесткие, двухслойные отложения: прилега-
ющий к поверхности металла слой образован черным оксидом меди, продуктом 
коррозии латуни; на его поверхности располагается тонкий слой  оксидов железа, 
продуктов коррозии пароводяного тракта. Отложения на внешней поверхности 
хрупкие, при разворачивании образца в плоскость осыпаются, как окалина. Сред-
няя удельная загрязненность незначительна (см. табл. 7.2). 
Образцы трубок в значительной степени повреждены – с внутренней, водя-
ной стороны трубок присутствуют эксплуатационные отложения  в виде солей 
жесткости, связанных с органической фазой, плотные, гидрофобные. Под отложе-
ниями наблюдаются все виды коррозионных повреждений: самым существенным 
является общее обесцинкование, в результате которого на поверхности сформи-
рован хрупкий омедненный слой, прорезанный межкристаллитными трещинами. 
Присутствуют также ямочные и питтинговые поражения. 
Проведенный визуальный контроль трубок конденсатора при его заливке 
конденсатом показал, что значительное количество дефектов – сквозные отвер-
стия – сконцентрировано в районе входных участков трубок. Зоны вальцованного 
соединения большого количества трубок значительно изношены; имеются много-
численные протечки конденсата из парового пространства конденсатора. 
Результаты анализа трубок подтвердили необходимость ремонта конденса-
тора и достоверность результатов, полученных при использовании  статистиче-
ской модели.  
Для сравнения результатов, получаемых при использовании описанных вы-
ше статистических моделей, был проведена оценка повреждаемости конденсато-
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ров турбин ст. № 5 и 6 Рефтинской ГРЭС по методике с цензурированными вы-
борками. Результаты расчетов представлены на рис. 7.3 и 7.4. 
 
Рис. 7.3. Функции распределения отказа трубок конденсатора ст.№ 5 
 
Рис. 7.4. Функции распределения отказа трубок конденсатора ст. № 6 
Из этих рисунков следует, что оба конденсатора практически находятся в 
конце периода нормальной эксплуатации. Если отглушения трубок во время ре-
монта турбины по результатам гидроопрессовок конденсатора продолжатся, то 
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необходимо ставить вопрос о планировании полной замены всего трубного пучка 
конденсатора. 
Анализ результатов, полученных при статистическом расчете по представ-
ленным выше моделям, показал, что:   первая статистическая  модель применима  
для оценки остаточного ресурса конденсатора в период нормальной эксплуата-
ции, а вторая статистическая модель дает оценку состояния конденсатора, с до-
статочной для практических целей точностью, при эксплуатации в период исчер-
пания ресурса. Анализ конденсаторов 11 турбин мощностью 25—500 МВт на 2 
ТЭС потвердил, что момент пересечения кривой функции полных наработок 
верхней границы доверительного интервала (см. рис. 7.3и 7.4) на 1,5–2,0 года от-
стоит от периода, когда на конденсаторах начинаются массовые отказы трубок, 
что приводит к резкому снижению надежности работы турбоустановки в целом. 
7.3. Выводы 
1. В соответствии с общими принципами комплексной системы монито-
ринга состояния паротурбинной установки сформулированы основные параметры 
подсистем мониторинга для вспомогательного оборудования: питательных насо-
сов, конденсатных насосов, насосов системы циркуляционного водоснабжения и 
сетевых насосов.   
2. Повреждаемость конденсаторов паровых турбин характеризуется ста-
тистическими закономерностями, свойственными техническим устройствам с 
большим числом однотипных элементов (теплообменных трубок). Для конденса-
торов можно выделить период нормальной эксплуатации – с небольшой, пример-
но постоянной интенсивностью отказов трубок и период исчерпания ресурса, ко-
гда интенсивность отказов резко возрастает, и конденсатор не в состоянии выпол-
нять свои функции. 
3. Показана возможность проведения оценки состояния и прогнозирова-
ния остаточного ресурса конденсаторов ПТУ на основе методов статистического 
анализа с достаточной для практических целей точностью при эксплуатации ПТУ. 
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4. Установлено, что при наличии полной информации о наработках тру-
бок конденсатора до отказа, а также априорной информации о том, что конденса-
тор находится в периоде нормальной эксплуатации целесообразно использование 
первой статистической модели, в которой вероятность отказа отдельной трубки 
описывается нормальным распределением.  
5. При недостатке информации как по наработке до отказа отдельных 
трубок, так и о периоде эксплуатации конденсатора наиболее целесообразно ис-
пользовать статистическую модель, основанную на цензурированных выборках. 
Данная модель позволяет спрогнозировать начало периода исчерпания ресурса 
конденсатора, отстоящего от момента возникновения массовых отказов трубок на 
1,5–2,0 года. 
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8. РАЗРАБОТКА МЕТОДОВ СОВЕРШЕНСТВОВАНИЯ СИСТЕМЫ РЕМОНТА И 
ТЕХНИЧЕСКОГО ОБСЛУЖИВАНИЯ ОБОРУДОВАНИЯ ПТУ 
Результаты исследований, представленные в настоящей главе, опубликова-
ны в работах автора [286, 288, 301, 308, 312, 342, 345, 346]. 
8.1. Исследование систем ремонта, применяющихся в настоящее время на 
ТЭС с точки зрения совершенствования ремонта ПТУ. 
В настоящее время в энергетике России де-факто действует три подхода к 
планированию и проведению ремонтов оборудования электростанций [11, 26, 35, 
278]: 
- планово-предупредительная система ремонтов; 
- система планово-диагностических ремонтов (ремонт по фактическому со-
стоянию); 
- ремонт по отказу. 
В большинстве случаев на ТЭС применяется планово-предупредительная 
система ремонтов оборудования по назначенному ресурсу [26].   В современных 
экономических условиях система ППР по мнению большинства специалистов не 
обеспечивает во многих случаях принятия оптимальных решений. Так для паро-
турбинных установок регламентированы межремонтные периоды для турбины в 
целом и, соответственно, назначение профилактических работ не зависит от фак-
тического состояния оборудования к моменту начала ремонта. Кроме того, объе-
мы ремонтных работ, предусмотренные этой системой для оборудования абсо-
лютного большинства паротурбинных установок, разрабатывались в то время, ко-
гда эти установки проектировались и вводились в эксплуатацию.  Большое коли-
чество оборудования ПТУ (до 70—75%) выработало парковый ресурс, а также 
проходило различные модернизации, изменившие конструкцию отдельных эле-
ментов, что несомненно отразилось на продолжительности времени, которое дан-
ный узел может отработать между ремонтами.  
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Для снижения затрат на ремонтное обслуживание и повышение его эффек-
тивности было предложено [279] выполнять ремонт на основе   оценки фактиче-
ского состояния оборудования.  Для этого необходимо оснащение оборудования 
системами мониторинга состояния, обеспечивающими всесторонний контроль 
процессов, происходящих во всех его узлах (элементах). Реализация таких систем 
мониторинга на турбинах, уже находящихся в эксплуатации и отработавших дли-
тельное время, трудно выполнима, что затрудняет внедрение на них системы ре-
монтов по фактическому состоянию.  
В целях сокращения ремонтных затрат на оборудовании, имеющем значи-
тельный износ (выработавшем ресурс) на ряде предприятий производится только 
ремонт по отказу, когда оборудование эксплуатируется до момента возникнове-
ния нарушений, не позволяющих дальнейшую эксплуатацию.  
В настоящее время владельцы оборудования, эксплуатирующие организа-
ции, диспетчерские службы, надзорные органы и др. имеют различные цели при 
планировании эксплуатационного и ремонтного обслуживания. Для достижения 
этих целей могут применяться различные системы планирования и проведения 
ремонта оборудования. 
В настоящей работе выполнено исследование применимости описанных 
выше систем планирования и проведения ремонта оборудования электростанций 
в зависимости от поставленных целей.  
При исследовании применялся метод экспертных оценок. В качестве экс-
пертов привлекались специалисты электростанций (начальники цехов, начальни-
ки отделов планирования ремонтов и отделов надежности, главные инженеры и 
их заместители) и специалисты ремонтных организаций. 
Исследовалась целесообразность применения указанных систем ремонта 
для достижения следующих целей, наиболее часто стоящих при планировании 
ремонтов: 
1. снижение количества неплановых остановов, 
2. уменьшение затрат на ремонт оборудования, 
3. уменьшение продолжительности ремонтов, 
315 
 
 
4. снижение удельных расходов топлива, 
5. обеспечение несения заданного графика нагрузки. 
В качестве критерия при оценке рассматривался риск недостижения цели  
по десятибальной шкале (1 риска нет, 10 риск очень высокий). 
При анализе рисков все отказы оборудования подразделялись на три вида: 
критичный, некритичный,  ресурсный. Под  критичным отказом понимался отказ, 
приводящий к полному останову оборудования; под некритичным — отказ, при-
водящий к ухудшению технико-экономических показателей или других показате-
лей, не  приводящих к полному останову оборудования (энергоблока). Под ре-
сурсным отказом понималась выработка ресурса узлом или оборудованием, после 
которого невозможно прогнозировать надежность работы оборудования. При 
этом, если оборудование не выработало свой ресурс, то отказ элемента не приво-
дит к останову оборудования (например, отказ отдельной трубки конденсатора), а 
при исчерпании ресурса отказ элемента, как правило, приводит к невозможности 
выполнять оборудованием свои функции. 
Анализ полученной от экспертов информации показал, что наименьшие 
риски эксперты видят при проведении планово-предупредительных ремонтов 
оборудования (рис. 8.1). Риск недостижения цели при планово-
предупредительной системе ремонта оборудования для разных целей варьируется 
от 18 до 38%, при системе ремонта по фактическому состоянию от 37 до 48%,  
при системе ремонта по отказу от  69 до 90%. При этом обобщение данных, полу-
ченных от экспертов показывает, что для целей, связанных с обеспечением 
надежности и экономичности работы оборудования эксперты отдают предпочте-
ние планово-предупредительной системе ремонта, а для достижения целей, свя-
занных с уменьшением затрат на ремонт и продолжительности ремонта системы 
планово-предупредительных ремонтов и ремонтов по фактическому состоянию 
имеют близкие значения рисков (рис. 8.2). Система ремонтов по отказу имеет вы-
сокие риски для всех целей, по видимому, из-за того, что при такой системе за-
труднено планирование ремонтов и трудно предсказуема надежность оборудова-
ния.  
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Риски недостижения цели 1 
 
Риски недостижения цели 2 
 
Риски недостижения цели 3 
 
Риски недостижения цели 4 
 
Риски недостижения цели 5 
Рис. 8.1. Риски недостижения поставленных целей: 1 – критические отказы; 2 – некритические 
отказы; 3 — ресурсные отказы 
планово-… 
ремонт по состоянию 
ремонт по отказу 
0
2
4
6
8
10
1 2 3
Отказы 
планово-… 
ремонт по состоянию 
ремонт по отказу 
0
2
4
6
8
10
1 2 3
Отказы 
планово-… 
ремонт по состоянию 
ремонт по отказу 
0
2
4
6
8
10
1 2 3
Отказы 
планово-… 
ремонт по состоянию 
ремонт по отказу 
0
2
4
6
8
10
1 2 3
Отказы 
планово-… 
ремонт по состоянию 
ремонт по отказу 
0
2
4
6
8
10
1
2
3
Отказы 
317 
 
 
 
 
 
 
Рис. 8.2. Распределение рисков при различных системах ремонта:  а – ППР, б – 
ремонт по фактическому состоянию, в – ремонт по отказу 
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Анализ представленных данных показал, что влияние вида отказа на вели-
чину риска у всех систем ремонта незначительно. 
Из приведенных рисунков видно, что оценки экспертов могут в значитель-
ной степени различаться между собой, что связано, как со спецификой проводи-
мого экспертного исследования (каждый эксперт имеет собственное мнение, ос-
нованное на различном опыте работы), так и с большим разнообразием анализи-
руемого оборудования, различающегося не только по его типу и мощности, но и 
по наработке, оснащенности оборудования средствами контроля и диагностики, 
применяемыми на станциях системами проведения ремонтов.  
Для обобщения полученных экспертных оценок проведен статистический 
анализ ответов с построением эмпирических функций распределения  и нахожде-
нием их параметров. Если эмпирическая функция распределения описывалась 
стандартной (известной) функцией, то проводилась оценка гипотезы о соответ-
ствии эмпирического распределения предполагаемому теоретическому распреде-
лению по критерию согласия Пирсона [275, 280].   
Для анализа представлены анкеты от 13 экспертов. Учитывая, что в каждой 
анкете приведены 5 таблиц, соответствующих обозначенным выше целям, а также 
оценка риска проводилась для трех типов ремонтов и трех типов отказов, суммар-
ный объем анализируемых выборок составил около 580 оценок. Оценки группи-
ровались различным образом: по типам ремонтов, видам отказов, предполагае-
мым целям, формулируемым при планировании ремонтов оборудования. Сгруп-
пированные массивы проверялись на статистическую однородность с помощью 
ранговых критериев Уилкоксона и Манна-Уитни [280].  
По результатам анализа установлено, что статистическую однородную вы-
борку образуют оценки, приведенные по величине риска для конкретного типа 
ремонта и конкретного вида отказа. В одну совокупность, таким образом, объеди-
нялись оценки по различным целям, характеризующим целесообразность и эф-
фективность ремонтов. Объем каждой выборки равнялся 60…65 значениям. 
Дальнейший анализ показал, что: 
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1. оценки для различных видов отказов, но устраняемых в процессе одного 
типа ремонта, описываются одинаковыми функциями распределений; 
2. оценки для разных типов ремонтов описываются совершенно различны-
ми функциями распределений; 
3. выборки для планово-предупредительных ремонтов хорошо описывают-
ся распределением Вейбулла-Гнеденко [275, 280]; выборки для ремонтов по отка-
зу описываются бета распределением; выборки для ремонтов по состоянию не 
описываются стандартными функциями, график функции плотности распределе-
ния является бимодальным. 
На рис. 8.3—8.5 приведены, в качестве примера, графики эмпирических 
функций плотности распределения. 
Проверка согласованности экспериментальных данных для ППР с распре-
делением на рис. 8.3, показала высокую степень уверенности (0,63) соответствия 
выборки гипотетическому распределению. Для распределения на рис. 8.4 (ремонт 
по состоянию) степень уверенности превышает 0,5. 
Как отмечалось выше вид эмпирической функции одинаков для всех видов 
отказов, но одного и того же типа ремонта. 
По виду функции распределения можно сделать ряд выводов. 
Формой функции плотности распределения Вейбулла-Гнеденко (что харак-
терно для ППР), представленной на рис. 8.3, описываются случайные события 
(отказы) вероятность которых снижается с течением времени; в частности, такие 
отказы характерны для периода приработки изделия. Таким образом, эксперты 
описали риски, возникающие при реализации ППР, как уменьшающиеся после 
проведения данного ремонта.  
Формой функции плотности бета распределения (ремонты по отказу), при-
веденной на рис. 8.4, описываются события, происходящие на заданном интерва-
ле случайным образом, но, в общем случае, с неравномерной вероятностью. То 
есть, данные случайные события могут сосредотачиваться в узком диапазоне ана-
лизируемого интервала. Эксперты определили риски, которые возникают при ре-
ализации стратегии ремонта по отказу, как внезапные, возникающие случайным, 
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непредсказуемым образом, величина (математическое ожидание) которых состав-
ляет от 7 до 8 единиц по 10-ти балльной шкале. 
 
Рис. 8.3. Плотность функции распределения для ППР и некритичных отказов: ● – эмпирическая 
функция, —— – теоретическая функция. 
 
Рис. 8.42. Плотность функции распределения для ремонта по отказу и ресурсных отказов: ● – 
эмпирическая функция, —— – теоретическая функция. 
 
Рис. 8.5. Плотность функции распределения для ремонта по состоянию и ресурсных отказов: ● 
– эмпирическая функция. 
Бимодальная форма функции плотности бета распределения (ремонты по 
состоянию), приведенной на рис. 8.5, соответствует, по-видимому, тому, что экс-
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перты разделили все риски на две группы. Первая мода соответствует величине 
риска 1…2  и реализуется для оборудования, оснащенного средствами диагности-
ки и мониторинга техническая состояния. Вторая мода соответствует величине 
риска 5..6 и относится к оборудованию, не оснащенному системами диагностиро-
вания. 
Представленные в данном разделе результаты, очевидные, впрочем, для 
технических специалистов, эксплуатирующих и ремонтирующих оборудование 
тепловых электростанций, могут быть полезны для топ-менеджеров энергетиче-
ских компаний, определяющих объемы и направления использования ремонтных 
фондов. Из приведенных данных можно оценить риски от реализации того или 
иного типа ремонта, для оборудования, подверженного различным видам отказов. 
Эти риски позволят более рационально распределять средства на ремонты обору-
дования. Используя приведенные оценки рисков, можно более качественно реали-
зовать процедуру обоснования безопасности в соответствии с ГОСТ Р 54122-2010 
[281], например, после проведения капитального ремонта энергоблока. 
Таким образом, результаты выполненного исследования показали, что  для 
обеспечения надежной эксплуатации оборудования паротурбинной установки це-
лесообразно применять планово-предупредительную систему ремонта, а для оп-
тимизации ремонта (уменьшение затрат на ремонт и продолжительности ремонта) 
для определенных видов оборудования целесообразно применять  ремонты по 
фактическому состоянию и по отказу. 
8.2. Совершенствование ремонта и технического обслуживания узлов 
турбины на основе анализа повреждаемости 
Для оптимизации затрат на ремонт и обеспечения надежной эксплуатации 
оборудования  при планово-предупредительной системе ремонтов, автор предла-
гает перейти к регламентному поузловому ремонту. Необходимость проведения 
ремонта (состояние узлов) может оцениваться на основе статистического анализа 
повреждаемости данных узлов, а также на основе расчетного моделирования по 
сравнительной оценке экономичности работы  оборудования, имеющего дефекты, 
322 
 
 
с затратами на ремонт и экономичностью работы отремонтированного оборудо-
вания (окупаемость ремонта). 
Для определения периодичности обслуживания отдельных узлов в рамках 
настоящей работы было выполнено исследование зависимости повреждаемости  
деталей (узлов) турбин  от величины их наработки после выполнения капитально-
го ремонта. Исследование проводилось на основе данных о повреждаемости тур-
бин по эксплуатационной и отчетной ремонтной документации электростанций. 
Всего было обследовано более 30 турбоустановок мощностью 100—500 МВт, ра-
ботающих на 6 электростанциях, за 10 летний период времени. Основной целью 
исследования было определить периодичность работ по проверке состояния узла 
и его ремонту для обеспечения его безотказной эксплуатации. 
Проточная часть 
На рис. 8.6. представлено распределение повреждений элементов проточной 
части паровых турбин. 
  
Рис. 8.6. Зависимость количества повреждений элементов проточной части от наработки после 
ремонта 
Анализ показал, что для элементов проточной части прослеживается четкое 
распределение причин повреждений. 
При наработке турбины после ремонта до 5 тыс. часов  практически все  
дефекты связаны с низким качеством выполнения ремонта: 
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- нарушение технологии выполнения работ (плохая сборка разъема, малень-
кие зазоры в проточной части, выполнение центровки по монтажным формулярам 
не соответствующим НТД завода-изготовителя, неправильная сборка роторов; 
протечки масла через масляные уплотнения в часть низкого давления, обуслов-
ленные сверхнормативным зазором на стыках гребешков уплотнения; попадание 
масла в осевой канал ротора турбины); 
-  применение некачественных запасных частей и материалов; 
- низкое качество ремонтных работ (попадание кусков металла (сварочного 
грата, шлама) из трубопроводов; попадание грязи). 
Незначительное количество дефектов вызвано износом и длительной экс-
плуатацией деталей, не замененных при ремонте. 
При наработке турбины после ремонта от 5 до 10 тыс. часов общее количе-
ство повреждений снижается; при этом продолжают проявляться  дефекты, свя-
занные с низким качеством выполнения ремонта; одновременно с этим наблюда-
ется незначительное количество дефектов,  вызванных износом и длительной экс-
плуатацией деталей, не замененных при ремонте; ряд дефектов  вызваны наруше-
нием эксплуатационным персоналом требований нормативных документов (рас-
крытие фланца из-за некачественного прогрева пароперепускных труб во время 
пуска; прогиб ротора из-за попадания воды и т.д.).   
При наработке турбин после ремонта от 10 до 15 тыс. часов общее количе-
ство повреждений незначительно; большинство  дефектов вызваны  износом и 
длительной эксплуатацией деталей, в незначительном количестве зафиксированы 
дефекты, связанные с низким качеством выполнения ремонта.  
При данной наработке начинают проявляться повреждения проточной части 
из-за нарушений в работе системы тепловых расширений турбин.  
Значительная часть повреждений вызвана   нарушением эксплуатационным 
персоналом требований нормативных документов.  
При наработке турбин после ремонта от 15 до 20 тыс. часов количество по-
вреждений значительно возрастает; практически все выявленные дефекты  вызва-
ны износом и длительной эксплуатацией деталей;  отдельные дефекты  вызваны 
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нарушением эксплуатационным персоналом требований нормативных докумен-
тов и дефектами конструкции или изготовления. 
При наработке турбин после ремонта от 20 до 25 тыс. часов количество по-
вреждений вновь снижается; при этом  почти все дефекты вызваны износом и 
длительной эксплуатацией деталей; кроме того, наблюдаются дефекты, возник-
шие вследствие нарушения эксплуатационным персоналом требований норматив-
ных документов (прогиб ротора, занос проточной части солями и т.д.). 
При наработке турбин после ремонта от 25 до 30 тыс. часов большинство 
дефектов вызваны усталостью и исчерпанием запаса прочности деталей. 
 При наработке после ремонта от 30 до 35 тыс. часов основные дефекты 
вызваны длительной эксплуатацией, коррозионным и эрозийным износом дета-
лей. Кроме того, зафиксированы дефекты проточной части из-за нарушений в ра-
боте системы тепловых расширений турбин. 
При наработке турбин после ремонта от 35 до 40 тыс. часов выявленные 
дефекты, как правило, вызваны усталостью из-за длительной эксплуатации и эро-
зийным износом деталей. 
При наработке турбин после ремонта от 40 до 45 тыс. часов дефекты вы-
званы, как правило, только длительной эксплуатацией. 
Таким образом, по результатам анализа повреждений проточной части 
можно сделать следующие выводы: 
- до 10 тыс. часов   после ремонта проявляется большое количество дефек-
тов, вызванных недостатками ремонта, 
- после 15 тыс. часов почти все дефекты вызваны износом (в т.ч. коррозион-
ным и эрозийным), а также  усталостью и исчерпанием запаса прочности из-за 
длительной эксплуатации деталей, 
- при наработке после ремонта от 30 до 35 тыс. часов начинают возникать 
дефекты проточной части из-за нарушений в работе системы тепловых расшире-
ний. 
Для планирования ремонта необходимо выполнять оценку остаточного ре-
сурса деталей проточной части. 
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Подшипники   
На рис. 8.7 представлено распределение повреждений подшипников паро-
вых турбин. 
При наработке турбин до 5 тыс. часов  наблюдается значительное количе-
ство дефектов, в дальнейшем их количество  постоянно снижается. При этом, при 
наработке до 5 тыс. часов практически все  дефекты связаны с низким качеством 
выполнения ремонта: 
-применение некачественных материалов (низкое качество баббита, некаче-
ственные прокладки, некачественный крепеж, некачественный герметик); 
- применение некачественных запасных частей (например, некачественное 
изготовление  вкладыша на заводе); 
- нарушение технологии выполнения работ (некачественная подгонка и 
установка маслозащитного щитка подшипника, вывернут болт крепления нижней 
колодки вкладыша подшипника, недостаточный натяг на сферу, ослабление креп-
ления верхнего масляного уплотнения подшипника); 
- низкое качество выполнения непосредственных ремонтных работ (нару-
шение герметичности масляного фильтра из-за некачественного ремонта, забито 
отверстие в шайбе на линии подачи масла на подшипник  частью паронитовой 
прокладки). 
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Рис. 8.7. Зависимость количества повреждений подшипников от наработки после ремонта 
Кроме того, имеют место дефекты, вызванные нарушениями эксплуатаци-
онным персоналом требований нормативных документов (применение турбинно-
го масла низкого качества;  неправильные действия персонала при пуске; повре-
ждение баббита колодок опорно-упорного подшипника, вызванное   резким изме-
нением нагрузки из-за эксплуатации турбины с дефектами в  системе регулирова-
ния). 
При наработке турбины после ремонта от 5 до 10 тыс. часов продолжают 
проявляться  дефекты, связанные с низким качеством выполнения ремонта:  
нарушение технологии ремонта упорно-опорного подшипника; частичное засоре-
ние отверстия в дроссельной шайбе на подводе масла к подшипникам; натяг пру-
жин уплотнения вала генератора не соответствует требованиям технической до-
кументации; увеличенный расход масла через уплотнения вала генератора, вы-
званный дефектом сборки узла; задир гребня масляного уплотнения из-за попада-
ния грязи; выкрашивание баббита из-за дефекта сборки). 
Кроме этого, зафиксированы  дефекты, вызванные износом деталей (меха-
нический износ рабочих колодок опорно-упорного подшипника, натир и выкра-
шивание баббита нижнего вкладыша подшипника).  
При наработке турбин после ремонта от 10 до 15 тыс. часов в равной мере 
наблюдаются: 
- дефекты, связанные с низким качеством выполнения ремонта (натиры на 
баббите вкладышей, ослабление натяга); 
- дефекты, вызванные нарушениями эксплуатационным персоналом требо-
ваний нормативных документов. 
 При наработке турбин после ремонта  от 15 до 20 тыс. часов наблюдаются 
дефекты, вызванные нарушениями эксплуатационным персоналом требований 
нормативных документов, а также повреждения деталей подшипников из-за 
нарушений в работе системы тепловых расширений турбины. 
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 При наработке турбин после ремонта  от 20 до 25 тыс. часов количество 
дефектов незначительно; практически все  дефекты  вызваны нарушением эксплу-
атационным персоналом требований нормативных документов. 
При наработке турбин после ремонта  от 25 до 30 тыс. часов  наблюдается 
увеличение количества дефектов. Основная часть дефектов вызвана нарушением 
эксплуатационным персоналом требований нормативных документов. Кроме то-
го, зафиксированы повреждения деталей подшипников из-за нарушений в работе 
системы тепловых расширений турбины. 
При наработке турбин после ремонта  35—40 тыс. часов количество дефек-
тов незначительно, все  дефекты вызваны нарушением эксплуатационным персо-
налом требований нормативных документов. 
При наработке турбин после ремонта  45— 50 тыс. часов новых дефектов 
не зафиксировано. 
При наработке турбин после ремонта  более 50 тыс. часов дефекты, как 
правило, вызваны нарушением эксплуатационным персоналом требований норма-
тивных документов. 
Таким образом, по результатам анализа повреждений подшипников можно 
сделать следующие выводы: 
- до 15 тыс. часов после ремонта проявляются дефекты ремонта, 
- после 15 тыс. часов наработки основной причиной дефектов становится 
качество эксплуатации, 
- в период от 25 до 30 тыс. часов  после ремонта  появляются  повреждения 
деталей подшипников из-за нарушения в работе системы тепловых расширений. 
- среди дефектов подшипников отсутствуют дефекты вызванные исчерпа-
нием ресурса и длительной эксплуатацией. 
Планирование ремонта подшипников должно осуществляться на основе по-
стоянного мониторинга их состояния. 
Необходимо при наработке около 25 тыс. часов проводить исследование ра-
боты системы тепловых расширений для оценки ее состояния, по результатам 
проводить мероприятия по нормализации работы системы. 
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Система автоматического регулирования 
На рис. 8.8 представлено распределение повреждений системы автоматиче-
ского регулирования  паровых турбин. 
При наработке турбин после ремонта  до 5 тыс. часов  проявляется большое 
количество дефектов, основной причиной которых является низкое  качество  ре-
монта. 
 
Рис. 8.8. Зависимость количества повреждений деталей систем автоматического регулирования 
от наработки после ремонта 
При наработке турбин после ремонта    от 5 до 10 тыс. часов в равной мере 
зафиксированы повреждения, вызванные  недостатками конструкции, применени-
ем  запасных частей из непроектных материалов, низким качеством ремонта. При 
этом половина всех повреждений вызвана износом и длительной эксплуатацией 
деталей, не замененных при ремонте. 
При наработке турбин после ремонта  от 10 до 15 тыс. часов  незначитель-
ное количество дефектов вызваны низким качеством ремонта; зафиксированы 
также повреждения, вызванные недостатками проекта и конструкции, дефектами 
изготовления запасных частей, нарушением эксплуатационным персоналом тре-
бований нормативных документов, износом деталей. 
При наработке турбин после ремонта  от 15 до 20 тыс. часов  основное ко-
личество повреждений вызвано износом. Кроме того, зафиксированы дефекты, 
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вызванные нарушением эксплуатационным персоналом требований нормативных 
документов (применение грязного и обводненного масла). 
При наработке турбин после ремонта  от 20 до 25 тыс. часов  большое ко-
личество повреждений определяется низким качеством ремонта (свищи в сварных 
швах, некачественно выполненный крепеж), зафиксированы дефекты, вызванные 
нарушением эксплуатационным персоналом требований нормативных докумен-
тов, а также износом деталей. 
При наработке турбин после ремонта  от 25 до 30 тыс. часов  большинство 
дефектов вызвано  длительной эксплуатацией, а также дефектами, привнесенны-
ми во время ремонта и износом, в равной мере. 
При наработке турбин после ремонта  от 30 до 45 тыс. часов все дефекты 
вызваны  длительной эксплуатацией, например излом пружины регулятора скоро-
сти.   
При наработке турбин после ремонта  45—50 тыс. часов дефектов не за-
фиксировано. 
Таким образом, по результатам анализа повреждений систем автоматиче-
ского регулирования можно сделать следующие выводы: 
- дефекты ремонта проявляются до 30 тыс. часов наработки; 
- с 30 тыс. часов практически все дефекты вызваны  длительной эксплуата-
цией.   
Целесообразно уменьшить межремонтный период для системы регулирова-
ния до 30 тыс. часов и в объем среднего ремонта включить полную разборку и 
ремонт САР. 
 
Система парораспределения 
На рис. 8.9 представлено распределение повреждений системы парораспре-
деления  паровых турбин. 
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Рис. 8.9. Зависимость количества повреждений деталей систем парораспределения от наработки 
после ремонта 
При наработке турбин после ремонта  до 5 тыс. часов зафиксировано зна-
чительное количество дефектов, вызванных низким качеством ремонта: свищ по 
фланцевому разъему перепускной трубы; разгерметизация крышки стопорного 
клапана  из-за установки прокладки на не очищенную поверхность;  повреждение 
игольчатого подшипника на секторе кулачкового парораспределительного 
устройства  из-за дефекта сборки (не был установлен штифт, крепящий валик от 
смещения в подшипниках); заклинивание первого регулирующего клапана высо-
кого давления из-за недостаточного зазора между направляющей и "чашкой" кла-
пана; разрушение элементов крепления парового сита в стопорном клапане из-за 
нарушения технологии приварки направляющих шпонок; появление свища на 
трубопроводе дренажа стопорного клапана высокого давления из-за дефекта 
сварки; обрыв импульсной линии из-за некачественной сварки; применение гер-
метика низкого качества; повреждение резьбы гайки крепления штока регулиру-
ющего клапана из-за неудовлетворительной ревизии данного узла при капремон-
те; обрыв штока регулирующего клапана  из-за некачественной дефектации при 
капитальном ремонте.  
Кроме того, большое количество дефектов связанно с повреждениями роли-
ковых и игольчатых подшипников кулачкового вала: заклинивание кулачкового 
вала; разрушение сепараторов подшипников из-за ограниченного ресурса под-
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шипников  со стальным сепаратором при работе в условиях повышенных темпе-
ратур; установка подшипников из материала, не предусмотренного проектом. За-
фиксированы также повреждения, вызванные дефектами конструкции. 
При наработке турбин после ремонта  от 5 до 10 тыс. часов количество де-
фектов значительно снижается; при этом основная часть повреждений вызвана 
низким качеством ремонта. Зафиксированы повреждения, вызванные длительной 
эксплуатацией, а также  дефекты, вызванные нарушением эксплуатационным пер-
соналом требований нормативных документов, например, отложение солей на по-
верхностях сопряжения подвижных деталей (штоков, клапанов). 
При наработке турбин после ремонта  от 10 до 15 тыс. часов повреждае-
мость деталей остается на том же уровне; при этом основная часть повреждений 
вызвана низким качеством ремонта; небольшое количество повреждений вызваны 
исчерпанием ресурса деталей из-за длительной эксплуатации. 
При наработке турбин после ремонта  от 15 до 20 тыс. часов большая часть 
дефектов вызвана износом. Зафиксированы дефекты, связанные с недостатками 
конструкции, например соединения штока клапана с рамкой. 
При наработке турбин после ремонта  от 20 до 25 тыс. часов количество 
дефектов снижается. Основными причинами дефектов являются попадание по-
сторонних предметов (попадание сварочного града, бакелитового лака в окна от-
сечного золотника сервомотора, зависание регулирующего клапана из-за отложе-
ния солей и окалинообразования)  и износ деталей из-за длительной эксплуата-
ции.   Ряд дефектов связан с повреждениями роликовых и игольчатых подшипни-
ков кулачкового вала. 
При наработке турбин после ремонта  от 25 до 30 тыс. часов количество 
дефектов продолжает снижаться. Практически все повреждения вызваны только 
длительной эксплуатацией деталей. 
При наработке после ремонта  от 30 до 35 тыс. часов количество дефектов 
небольшое и все они вызваны длительной эксплуатацией деталей. 
При наработке турбин после ремонта  от 35 до 40 тыс. часов почти все по-
вреждения вызваны, в основном,  длительной эксплуатацией деталей. 
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При наработке турбин после ремонта  более 40 тыс.  часов повреждения 
вызваны износом деталей при длительной эксплуатации.   
Таким образом, по результатам анализа повреждений систем парораспреде-
ления можно сделать следующие выводы: 
- дефекты ремонта проявляются до 15 тыс. часов наработки; 
- после 25 тыс. часов наработки практически все дефекты вызваны  дли-
тельной эксплуатацией;  
- большое количество дефектов связано с повреждениями роликовых и 
игольчатых подшипников кулачкового вала. 
Целесообразно уменьшить межремонтный период для системы регулирова-
ния до 30 тыс. часов и в объем среднего ремонта включить полную разборку и 
ремонт системы парораспределения. При техническом обслуживании необходимо 
включить в объем работ контроль и обслуживание подшипников механизма паро-
распределения. 
 
Маслосистема 
На рис. 8.10 представлено распределение повреждений маслосистем  паро-
вых турбин. 
 
Рис. 8.10. Зависимость количества повреждений элементов маслосистем от наработки после ре-
монта 
0
5
10
15
20
25
30
35
до 5  5-10 10-15 15-20 20-25 25-30 30-35 35-40 40-45 45-50 более 
50 
П
о
вр
е
ж
д
ае
м
о
ст
ь,
 %
 
Наработка, тыс. час. 
333 
 
 
При наработке турбин после ремонта  до 5 тыс. часов большая часть по-
вреждений определяется низким качеством ремонта: повреждение резьбы штуце-
ра маслопровода; расслоение и частичное разрушение прокладки — установлен 
не проектный материал; свищи в сварных стыках из-за дефектов сварки; местный 
дефект (раковина) в сварном монтажном шве; нарушение технологии сварки; 
трещина вдоль оси сварного шва на стыке напорного маслопровода сервомотора 
регулирующей диафрагмы ЦНД из-за непровара корня шва. Кроме того, зафикси-
рованы дефекты, вызванные недостатками конструкции, например,  трещина на 
маслопроводе в зоне термического влияния приварки трубы к фланцу. 
При наработке турбин после ремонта  от 5 до 10 тыс. часов количество де-
фектов резко снижается; повреждения вызваны, в основном, низким качеством 
ремонта и нарушением эксплуатационным персоналом требований нормативных 
документов (загрязнение маслоохладителей). 
При наработке турбин после ремонта  от 10 до 15 тыс. часов большая часть 
дефектов вызвана износом деталей из-за длительной эксплуатации, зафиксирова-
ны также дефекты, привнесенные во время ремонта. 
При наработке турбин после ремонта  от 15 до 20 тыс. часов большая часть 
дефектов вызвана износом деталей из-за длительной эксплуатации; кроме того, 
зафиксированы отдельные случаи нарушения эксплуатационным персоналом тре-
бований нормативных документов (например, засорение водяных фильтров мас-
лоохладителей). 
При наработке турбин после ремонта  от 20 до 25 тыс. часов в равной мере 
зафиксированы повреждения из-за нарушения эксплуатационным персоналом 
требований нормативных документов (занос грязью маслосистемы, засорение 
фильтра) и из-за износа деталей при длительной эксплуатации. 
При наработке после ремонта  от 25 до 30 тыс. часов дефекты вызваны 
нарушением эксплуатационным персоналом требований нормативных докумен-
тов. 
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После 30 тыс. часов работы турбин после ремонта количество дефектов не-
значительно и четкого распределения причин не наблюдается. 
Таким образом, по результатам анализа повреждений маслосистем можно 
сделать следующие выводы: 
- дефекты ремонта проявляются до 15 тыс. часов наработки; 
- особенностью маслосистем является большое количество дефектов, вы-
званных качеством эксплуатации. 
Обобщение результатов качественного анализа зависимости причин повре-
ждаемости основных узлов турбин от наработки агрегата после капитального ре-
монта представлено в сводной таблице 8.1. 
По результатам выполненного исследования повреждаемости узлов турби-
ны сформированы следующие рекомендации по оптимизации их (узлов) ремонта 
и техобслуживания:  
1. Для обеспечения надежной эксплуатации турбин и оптимизации затрат на 
ремонт целесообразно перейти к системе поузлового ремонта оборудова-
ния, при которой для каждого узла определяется периодичность обслужи-
вания. 
2. Необходимо  разработать регламенты ремонта и технического обслужива-
ния (периодичность и объемы работ) по узлам для каждого типа турбин ин-
дивидуально. 
Таблица 8.1  
Результаты анализа причин повреждаемости узлов турбин 
Исследуемый узел Результаты анализа 
Проточная часть 
до 10 тыс. часов  наработки после ремонта турбин проявляется большое 
количество дефектов, вызванных недостатками ремонта 
после 15 тыс. часов наработки после ремонта турбин почти все дефекты 
вызваны износом (в т.ч. коррозионным и эрозийным), а также  
усталостью и исчерпанием запаса прочности из-за длительной 
эксплуатации деталей; 
при наработке турбин после ремонта от 30 до 35 тыс. часов начинают 
проявляться дефекты проточной части из-за нарушений в работе 
системы тепловых расширений турбин 
Подшипники дефекты ремонта проявляются до 15 тыс. часов наработки после 
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Исследуемый узел Результаты анализа 
ремонта турбин 
после 15 тыс. часов наработки турбин после ремонта основной 
причиной дефектов становится нарушение эксплуатационным 
персоналом требований нормативных документов 
в период от 25 до 30 тыс. часов  наработки турбин после ремонта  
появляются  повреждения деталей подшипников из-за нарушения в 
работе системы тепловых расширений турбины 
среди дефектов подшипников отсутствуют дефекты, вызванные 
исчерпанием ресурса и длительной эксплуатацией 
Система  
регулирования 
дефекты ремонта в основном проявляются до 15 тыс. часов наработки 
с 30 тыс. часов практически все дефекты вызваны  длительной 
эксплуатацией 
Система  
парораспределения 
дефекты ремонта проявляются в основном до 15 тыс. часов наработки 
турбин после ремонта 
после 25 тыс. часов наработки практически все дефекты вызваны  
длительной эксплуатацией деталей 
большое количество дефектов связано с повреждениями роликовых и 
игольчатых подшипников кулачкового вала 
Маслосистема 
дефекты ремонта проявляются до 15 тыс. часов наработки турбин после 
ремонта 
особенностью маслосистем является большое количество дефектов, 
вызванных нарушением эксплуатационным персоналом требований 
нормативных документов 
 
3. При составлении регламентов, периодичность ремонта узлов турбины   
наиболее целесообразно определять на основе статистического анализа по-
вреждаемости данных узлов турбин конкретных типоразмеров. 
4. В связи с тем, что после проведения ремонтов зафиксировано большое ко-
личество повреждений, вызванных низким качеством ремонтных работ, це-
лесообразно назначить срок гарантийной  ответственности  организаций, 
выполняющих ремонт проточной части, ремонт подшипников, ремонт си-
стемы парораспределения и системы регулирования — 15 тыс. часов.  
5. Целесообразно уменьшить межремонтный период для системы регулирова-
ния до 30 тыс. часов или в объем среднего ремонта турбин включать пол-
ную разборку и ремонт САР. 
6. Целесообразно уменьшить межремонтный период для системы парораспре-
деления до 30 тыс. часов или в объем среднего ремонта турбин включать 
полную разборку и ремонт системы парораспределения. При техническом 
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обслуживании необходимо включать в объем работ контроль и обслужива-
ние подшипников механизма парораспределения. 
7. При наработке турбин после ремонта более 25—30 тыс. часов начинают 
возникать дефекты проточной части и подшипников из-за нарушений в ра-
боте системы тепловых расширений. Следует при наработке турбины 30 
тыс. часов выполнять комплекс мероприятий по обследованию, а по резуль-
татам, при необходимости, выполнять мероприятия по нормализации рабо-
ты системы тепловых расширений.  
8. Планирование ремонта подшипников необходимо осуществлять на основе 
постоянного мониторинга их состояния. 
8.3. Апробация ряда методов для выполнения планово-диагностических 
ремонтов турбин 
Реализация системы планово-диагностических ремонтов (ремонт по факти-
ческому состоянию)  требует оснащения оборудования системами мониторинга 
состояния, обеспечивающими всесторонний контроль процессов, происходящих 
во всех его узлах (элементах).  
В главах 4—7 настоящей работы разработаны элементы подсистем ком-
плексной системы мониторинга для ряда узлов турбины и вспомогательного обо-
рудования.  Отдельные подсистемы, как показано выше, уже были реализованы 
на ряде станций; реализация комплексных систем мониторинга на турбоустанов-
ках, уже находящихся в эксплуатации и отработавших длительное время, трудно 
реализуема, как с организационной, так и с финансовой позиций.  
Реализация одновременно нескольких подсистем (модулей) была апробиро-
вана на турбинах Т-175/210-130 (Т-185/220-130) Омской ТЭЦ-5. Разработка вы-
полнена совместно с ОАО «Теплоэнергосервис». 
Результаты анализа надежности работы турбин Т-175/210-130 (Т-185/220-
130) показали, что для обеспечения надежной и экономичной работы этих турбин 
необходимо контролировать состояние проточной части (особое внимание долж-
но быть уделено  состоянию рабочих лопаток и дисков 16,18,20,23,25,26,28 ступе-
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ней), работу системы парораспределения и регулирования, состояние подшипни-
ков, работу системы тепловых расширений. Как показал комплексный анализ экс-
плуатационной и ремонтной документации, данные о фактическом состоянии 
этих узлов позволяют обеспечить  надежную работу турбин Т-175/210-130 (Т-
185/220-130), а также обеспечить необходимый объем информации для возмож-
ности своевременного планирования объемов ремонтных работ.   
Для мониторинга состояния проточной части турбин реализовано оснаще-
ние   корпусов цилиндров среднего  и низкого давления для проведения оптико-
визуального контроля с помощью эндоскопов. Оснастка обеспечила доступ к 
16,18,20,25 и 28 ступеням проточной части турбины и возможность контроля де-
талей без вскрытия цилиндров.   
Проведение оптико-визуального контроля позволило выполнять осмотр ра-
бочих лопаток и дисков 16,18,20 ступеней, дефекты которых за предыдущий пе-
риод эксплуатации турбин Т-175/210-130 (Т-185/220-130) неоднократно приводи-
ли к неплановым остановам. По результатам такого визуального мониторинга 
стало возможным: оценивать текущее фактическое состояние элементов проточ-
ной части и прогнозировать их дальнейшую работоспособность; своевременно 
обнаруживать дефекты, появляющиеся в процессе длительной эксплуатации и 
предупреждать возникновение аварий; обеспечить  получение дополнительных 
сведений о  состоянии элементов проточной части необходимых,  для перехода к 
ремонтам турбин по фактическому состоянию (определение времени проведения 
ремонта, его объема и продолжительности). 
 Учитывая наличие на Омской ТЭЦ-5 коррозионных повреждений проточ-
ной части  турбин   и наличия в них  коррозионных отложений, для оценки факти-
ческого состояния элементов проточной части  возникла необходимость проведе-
ния мониторинга коррозионного  состояния. Был  выполнен комплекс мероприя-
тий: постоянный контроль свойств пара, визуальный контроль состояния при 
вскрытиях проточной части и при проведении оптико-визуального контроля.   
Мониторинг состояния турбин Омской ТЭЦ-5 включает в себя также пери-
одическое проведение экспресс-испытаний турбин в соответствии с  методикой 
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[282] для оценки изменений общей экономичности работы турбин. Анализ изме-
нений показателей экономичности работы турбоустановки в целом и ее отдель-
ных компонентов в процессе эксплуатации позволили определить наличие соле-
вого заноса проточной части, состояние лопаточного аппарата,  наличие износа 
(механического или эрозионного) лопаточного аппарата, надбандажных, диа-
фрагменных и концевых уплотнений.  
Получаемые по результатам экспресс-испытаний турбин данные достаточно 
объективно характеризуют работу системы парораспределения в целом. 
Для мониторинга состояния подшипников и проточной части турбоагрегата 
реализована система вибромониторинга на базе аппаратуры АСКВД  «Вектор». 
Анализ информации, получаемой от системы вибромониторинга,  позволил про-
водить анализ зависимости  вибрационного состояния турбоагрегата от режимных 
параметров и на основании этой информации  оценивать текущее состояние узлов 
турбины, а на основе этих данных планировать ремонтные работы.  
Использование данных системы вибромониторинга для мониторинга состо-
яния системы тепловых расширений турбины позволило также проводить оценку 
необходимости выполнения ремонтных работ и определять их объем для обеспе-
чения расчетных показателей расширения турбины. Сравнение параметров систе-
мы тепловых расширений, полученных при пусках турбины, позволило опреде-
лить наличие проблем в системе тепловых расширений на стадии их возникнове-
ния.  
За время эксплуатации систем вибромониторинга (более 8 лет) на 4-х тур-
боагрегатах Омской ТЭЦ было выявлено несколько случаев возникновения де-
фектов, подтвержденных при последующих ремонтах, в т.ч. тепловая расцентров-
ка,  затрудненное тепловое расширение турбины,  дисбаланс ротора.  
Реализация комплекса представленных выше мероприятий позволила на 
Омской ТЭЦ-5 апробировать систему планово-диагностических ремонтов ряда 
узлов турбин Т-175/210-130. Выполнение предупреждающего ремонта узлов, ко-
торые по данным мониторинга могут вызвать неплановый останов  турбины, поз-
волило оптимизировать объем выполняемых ремонтных работ.  
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Положительный опыт реализации этих разработок является основой для оп-
тимизации ремонтных затрат за счет планирования объемов ремонта турбин, 
обоснованных фактическим состоянием оборудования Омской    ТЭЦ-5.    
8.4. Выбор стратегии ремонта арматуры и трубопроводов 
Выбор стратегии ремонта арматуры ТЭС должен учитывать следующие 
особенности данного типа оборудования: многочисленность арматуры (напри-
мер, количество арматуры на энергоблоке мощностью 300 МВт превышает 3500  
единиц, на 800 МВт — 12800 единиц); различное конструктивное исполнение, 
зависящее от назначения, параметров среды, проходящей через арматуру; отно-
сительно невысокую стоимость (за исключением стопорных клапанов и некото-
рых других). Для ремонта арматуры ранее использовался,  как правило, подход, 
аналогичный подходу к ремонту основного оборудования энергоблоков ТЭС. 
Так, при планово-предупредительном ремонте часть арматуры ревизировалась, 
при вскрытии заменялся уплотнительный материал (манжета) (более чем в 50% 
случаев), шлифовался шток, седло. Такая стратегия в условиях дефицита денеж-
ных средств нерациональна, так как ведет как к увеличению объемов ремонта 
(при этом возможно внесение дополнительных дефектов из-за некачественного 
ремонта), так и нерациональному расходованию денежных средств. Стратегия 
ремонта «по назначенному ресурсу» применительно к арматуре не может быть 
использована, так как учет наработки такого большого количества арматуры не 
целесообразен (практически невозможен), арматура часто снимается с трубопро-
вода, ремонтируется в мастерских, а затем возвращается часто не в тот элемент 
технологической схемы, откуда была изъята. В мастерских во время ремонта 
возможна сборка арматуры из различных запчастей, отследить ресурс которых 
практически невозможно. Кроме того, для арматуры можно принять, что ремонт 
практически полностью восстанавливает ее ресурс.  
Стратегия ремонта энергооборудования «по состоянию» требует исполь-
зования средств диагностирования и мониторинга состояния. Реализация подоб-
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ных систем для арматуры приведет к существенному удорожанию как ее самой, 
так и эксплуатационного обслуживания этих элементов оборудования ТЭС.  
Для выбора стратегии (и разработки методики) ремонтного и технического 
обслуживания арматуры необходимо провести анализ ее повреждаемости, опре-
делить характерные дефекты и повреждаемые узлы, выбрать (или определить) 
показатели надежности арматуры и обосновать предлагаемые решения. 
Анализ повреждаемости арматуры в настоящей работе  проводился по 
следующей методике. По данным [45,46,48] рассчитывалась доля отказов энерго-
блоков (турбоустановок), произошедших из-за повреждений арматуры (
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отк
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, здесь nаотк — количество отказов арматуры, приведших к остановам 
энергоблоков; nотк — количество отказов (остановов) энергоблока), доля отка-
зов арматуры в общем количестве отказов вспомогательного оборудования тур-
боустановок (
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, здесь nвотк — количество отказов вспомогательного обо-
рудования, в том числе арматуры, приведших к останову турбины), оценивалось 
соотношение между дефектами для арматуры различного типа — вентили, за-
движки, регулирующая арматура, предохранительные, обратные, отсечные кла-
пана. Полученные данные позволили оценить долю затрат на ремонт арматуры в 
общем объеме затрат на ремонтное обслуживание оборудования энергоблока.  
Проведенный анализ показал, что отказы и повреждения арматуры относи-
тельно редко приводят к останову основного оборудования. Такие отказы фикси-
ровались в официальных актах отказов, обобщенная информация о которых пред-
ставлена в [45, 46, 48]. Гораздо больше информации о повреждаемости арматуры 
представлено в ремонтной документации, с использованием которой в рамках 
настоящего исследования проведено специальное исследование по 19 энергобло-
кам мощностью от 300 до 800 МВт на сверхкритические параметры пара за пери-
од от 5 до 17 лет.   Регистрировались дата ремонта и его вид (капитальный, сред-
ний или разовый ремонт), элементы арматуры, подвергаемые ремонту или вы-
звавшие неисправность, а также вид повреждения. Фиксировались также случаи 
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замены отдельных узлов и арматуры в целом. Анализ повреждаемости арматуры 
проводился по ряду технологических подсистем энергоблоков (острый пар, ос-
новной конденсат, питательная вода, растопочный узел и промперегрев и др.) в 
отличие от данных [46] раздельно, что определяется особенностями теплофизиче-
ских процессов (параметров теплоносителей) в каждой из рассматриваемых тех-
нологических подсистем. Определялись следующие показатели, характеризую-
щие надежность арматуры для каждой технологической подсистемы в расчете на 
год: удельное количество дефектов nд (укрупнено выделены следующие дефекты: 
негерметичность (протекает сальник), разрушение детали, протечка, коррозия 
(эрозия) дд
а
N
n
N
 , здесь Nд — количество дефектов арматуры; Nа — число единиц 
арматуры в данной технологической подсистеме); удельное число ремонтов 
р
р
а
N
n
N
 , здесь Nр — количество ремонтов арматуры в данной технологической 
подсистеме в год); удельное количество поврежденных узлов nу (все повреждае-
мые детали объединены в следующие узлы: приводной механизм, корпус и крыш-
ка, запорный орган (клин, манжета, седло, тарелка и т.д.), управление запорным 
органом (втулки, гайки, подшипник, шток и т.д.) уу
а
N
n
N
 , здесь Nу — количество 
поврежденных узлов, зафиксированных в ремонтной документации по арматуре в 
данной технологической подсистеме в год) и ряд других показателей. Определя-
лось также удельное (на единицу арматуры в подсистеме) количество ремонтов 
арматуры в год, nр = Nр/Nа, здесь Nр — количество ремонтов арматуры в год в тех-
нологической подсистеме, Nа — число единиц арматуры в технологической под-
системе. Оценка удельных показателей позволила рассматривать с единых пози-
ций (объединять отдельные выборки в единую совокупность) показатели повре-
ждаемости арматуры технологических подсистем энергоблоков различной мощ-
ности. Массивы величин для каждого энергоблока показателя nр конкретной тех-
нологической подсистемы объединялись за анализируемые периоды по всем 
энергоблокам в единую совокупность с последующей проверкой корректности 
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такого объединения по критерию Манна-Уитни [283]. Проведенный анализ пока-
зал, что данные для nр (удельное количество ремонтов) по каждой технологиче-
ской подсистеме и практически всем рассматриваемым энергоблокам образуют 
статистически однородные совокупности. Для большинства полученных совокуп-
ностей построены распределения показателей, описываемые нормальным зако-
ном, и удовлетворяющими критерию Пирсона оценками параметров распределе-
ния [283]. Такое описание позволило сделать вывод, что  на количество проводи-
мых ремонтов арматуры и устраняемых дефектов оказывают влияние различные 
факторы, связанные с особенностями конструкции, качеством изготовления и ре-
монта, параметров среды и др.; влияние какого либо отдельного фактора — несу-
щественно. 
Из рис. 8.11 видно, что на арматуру приходится до 7 % отказов энергобло-
ков, а на трубопроводы — 4%. Данный факт приводит, с одной стороны, к недо-
статочности внимания персонала ТЭС к ремонту, техническому восстановлению 
арматуры, а с другой стороны — к нерациональному расходованию ресурсов на 
восстановление арматуры, особенно в условиях ограниченности финансовых 
средств.  
Для выбора стратегии ремонтного и технического обслуживания трубопро-
водов и арматуры необходимо иметь представление о наиболее повреждаемых 
элементах, узлах, причинах этих повреждений. 
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Рис. 8.11. Распределение отказов оборудования энергоблоков: 1– котел; 2 – вспомогательное 
котельное оборудование; 3 – турбина; 4 – вспомогательное турбинное оборудование; 5 – элек-
тротехническое оборудование; 6 – трубопроводы; 7 – арматура 
Как показано выше, на основе результатов анализа повреждаемости трубо-
проводов турбоустановок энергоблоков, выполненного за 10-летний период, 
наибольшее количество повреждений происходит на трубопроводах промпере-
грева (см. рис.3.31). Основными причинами повреждений, как правило, являются: 
снижение прочностных характеристик сталей вследствие ползучести, окалинооб-
разования и графитизации, развивающихся в процессе длительной эксплуатации; 
исчерпание ресурса прочности металла; нарушение системы крепления трубопро-
водов. Повреждаемость трубопроводов питательной воды вызвана, в основном, 
эрозионным износом, а в ряде случаев коррозией металла (в основном, на элек-
тростанциях с возвратом конденсата от заводов). Причины повреждений этих 
трубопроводов определяются, в основном,  высокой температурой среды и по-
дробно рассмотрены в литературе [284].  
Результаты анализа дефектов арматуры на станциях с поперечными связями 
показали, что наибольшее количество повреждений приходится на протечки 
вдоль штока через сальники, а также на повреждение самих штоков и затворов. 
Кроме того, необходимо отметить, что арматура, управляемая электроприводом, 
344 
 
 
имеет значительное количество повреждений из-за дефекта приводов. Для арма-
туры, работающей на энергоблоках, выводы аналогичны. 
Как показано ранее (см. рис. 3.29) наибольшее количество ремонтов прихо-
дится на арматуру подсистемы промперегрева пара, предохранительных клапанов 
и растопочного узла котла. Наименьшая величина nр зафиксирована для  подси-
стемы основного конденсата и питательной воды. По мнению автора, при плани-
ровании ремонтов арматуры целесообразно выделить ряд элементов (технологи-
ческих подсистем), критичных для работы энергоблока в целом. Ремонту этой ар-
матуры необходимо уделять особое внимание, планируя и осуществляя профи-
лактические мероприятия в объеме, предусматриваемом нормативной документа-
цией, и позволяющей обеспечить небольшое влияние состояния арматуры на 
надежность энергоблока. Для остальной арматуры необходимо выбрать стратегию 
восстановления после наступления отказа (ремонт «по отказу»). 
Наибольшее удельное  количество дефектов арматуры в год зафиксировано 
в технологических подсистемах  острого пара и регенерации высокого давления.  
Порядок данного показателя для этих подсистем составил 0,64…1,19.  По нашему 
мнению это связано с высокими параметрами теплоносителя (высокое давление и 
температура).  В других рассмотренных технологических подсистемах (системы  
регенерации низкого давления,  дренажей ПВД и ПНД, впрысков, растопочного 
узла и промперегрева пара) значения данного показателя существенно ниже 
(0,14…0,35).  
Наибольшее значение величины удельного количества ремонтов арматуры в 
год (0,52…0,81) получено для технологических подсистем растопочного узла, 
острого пара, промперегрева пара и в системе регенерации высокого давления. 
Наименьшие значения данный показатель имеет в технологических подсистемах 
регенерации низкого давления, дренажей ПВД и ПНД и системе впрысков котла.  
Во всех исследуемых подсистемах энергоблоков мощностью 300, 500 и 
800 МВт наиболее повреждаемыми являются узлы управления запорным органом 
(30…54%) и приводной головки энергетической арматуры (44…89%).  
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Если учитывать  во  время расчета и анализа данного показателя типы де-
фектов (протечка, пропуск среды, разрушение детали, коррозия–эрозия), то мож-
но показать, что количество поврежденных деталей в узлах энергетической арма-
туры для разных типов дефектов неодинаково. Так, например, если фиксируются 
«явные дефекты» (пропуск среды и протечка – 40…60%)), то количество повре-
жденных деталей и узлов в целом небольшое, так как такие дефекты быстро об-
наруживаются и устраняются. Если рассматривать «скрытые дефекты» (разруше-
ние детали, коррозия и эрозия – 7..39%), то количество повреждаемых деталей 
(узлов) значительно возрастает. Это связано с  тем, что такие дефекты сложно 
диагностировать (выявить) и, следовательно, своевременно провести ремонтные 
работы, что впоследствии ведет к увеличению числа поврежденных деталей 
энергетической арматуры. 
Как показано в главе 3 настоящей работы, величина показателя nз, характе-
ризующего относительное количество замен арматуры (Nз) к общему количеству 
ее ремонтов (Nр), возрастает с увеличением размеров (условного диаметра) арма-
туры, т.к. ремонт арматуры большого диаметра, как правило,  проводится на спе-
циализированных предприятиях из-за его высокой  трудоемкости.  
Анализ корреляционной связи между ремонтами арматуры и длительностью 
ремонтов энергоблоков показал, что объемы ремонта арматуры не зависят от типа 
ремонта блока (капитальный, средний или текущий).  
Два последних результата позволяют сделать следующие выводы: ремонт 
единицы арматуры не занимает большого количества времени и может быть вы-
полнен в течение любого типа ремонта энергоблока. При хорошей организации 
труда задержек с выходом энергоблока из ремонта из-за несвоевременного вос-
становления арматуры быть не должно. Для арматуры большого размера, трудо-
емкость ремонта которой относительно высока, используется технология замены 
на резервную с последующим восстановлением неисправной арматуры в мастер-
ских (на предприятии). 
В связи с вышесказанным, для арматуры предлагается стратегия ремонта 
«по отказу». Арматура ремонтируется в основном после возникновения отказа. 
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Выделяется также наиболее ответственная арматура (стопорные клапана турбины, 
регуляторы питания котла и др.), отказы которой могут привести к инциденту или 
аварии энергоблока. Эта арматура ремонтируется и обслуживается в плановом 
порядке. Расходование средств на ремонт арматуры планируется примерно посто-
янным, вне зависимости от типа ремонта блока в плановом году. На ТЭС прово-
дится анализ наиболее характерных дефектов повреждаемых узлов арматуры и 
планируется количество арматуры и запчастей для замены. 
Стратегию ремонта трубопроводов можно выбрать такую же, как и  арма-
туры. Наиболее ответственные трубопроводы — острого пара, промперегрева, 
питательной воды обеспечиваются диагностическим обслуживанием и плановым 
восстановлением. Остальные же трубопроводы ремонтируются по «отказу». 
8.5. Разработка стратегии ремонта теплообменных аппаратов  
Стратегия ремонтного обслуживания различных типов теплообменных ап-
паратов ПТУ ТЭС, по мнению автора, должна учитывать  особенности их эксплу-
атации, а также характер их повреждаемости.  
Так, для маслоохладителей турбин по требованиям экологической безопас-
ности ТЭС недопустимо нарушение герметичности  трубок, если это приводит к 
попаданию масла в охлаждающий водоем. Опыт эксплуатации маслоохладителей 
показал, что трудности при обслуживании представляет  поиск поврежденных 
маслоохладителей,  что отражается на показателях ремонтопригодности. По ре-
зультатам анализа повреждаемости 2100 маслоохладителей, работающих  на 770 
турбинах мощностью 25—800 МВт установлено [201], что трубные системы мас-
лоохладителей с трубками из латуни Л68 имеют худшие показатели надежности, 
чем трубные системы изготовленные из  других материалов. Анализ показал, что  
до 93 % маслоохладителей с трубками из латуни имеют поврежденные (в основ-
ном в результате коррозионных процессов) трубки или трубки, имеющие язвы, 
трещины и другие коррозионные дефекты; маслоохладители с трубками из других 
материалов повреждаются значительно меньше: повреждения имеют 33% масло-
охладителей с трубками из оловянистой, алюминиевой латуни, 18 % маслоохла-
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дителей с трубками из медно-никелевых сплавов, с трубками из нержавеющей 
стали — менее 1 %. Характерными дефектами  маслоохладителей с трубками из  
латуни являются трещины и коррозионные повреждения трубок. У маслоохлади-
телей с трубками из медно-никелевых сплавов характерны повреждения трубок в 
зоне вальцевания.  
По результатам исследования определено два периода, в которые наблюда-
ется  повышенная повреждаемость маслоохладителей: первый период через 1—3 
года после пуска, что видимо связано с проявлением  дефектов изготовления, вто-
рой период наступает после 10 лет эксплуатации и может быть связан со сроком 
службы маслоохладителей.  
В связи с этим для маслоохладителей по мнению автора наиболее целесо-
образным является планово-предупредительный ремонт; при замене трубного 
пучка для повышения надежности рекомендуется использовать трубки из нержа-
веющей стали.  
Анализ опыта эксплуатации аппаратов системы регенеративного подогрева 
питательной воды низкого давления показывает, что повреждения отдельных тру-
бок в этих аппаратах при исправности систем аварийной защиты, как правило, не 
вызывают неплановых остановов   ПТУ. Эксплуатация ПНД, у которых повре-
ждена  значительная доля трубного пучка,  проявляется в повышении расхода 
топлива на турбоустановку и как следствие в снижении ее экономичности. 
Для ПНД характерна локализация поврежденных трубок в какой-то одной 
зоне трубного пучка, например, в зоне сброса дренажа пара из вышестоящего по 
основному конденсату подогревателя, зоне входа трубопровода пара в подогрева-
тель, на периферии  трубного пучка (периферийные ряды трубок) и др. Наличие 
повреждений и соответственно отглушение трубок, расположенных в пределах 
одного хода трубного пучка по водяной стороне, приводит к значительному  уве-
личению гидравлического сопротивления ПНД,   даже если отглушена небольшая 
доля трубок, что вызывает нарушение работоспособности ПНД и невозможность 
выполнения им своей основной функции.  
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В настоящее время существующие (действующие) нормативные документы 
[261] предписывают замену трубного пучка если в нем отглушено более 10% тру-
бок,   локализация повреждений при этом не учитывается.  
Анализ собранной при участии автора информации показывает, что на мно-
гих станциях замена трубок в ПНД  выполняется в превентивном порядке  и при-
урочена к периоду капитального ремонта ПТУ. Такой подход приводит к избы-
точным затратам  ремонтного фонда.  
На основе выполненного исследования автор считает целесообразным для 
подогревателей аппаратов системы регенеративного подогрева питательной воды 
проведение ремонта по фактическому состоянию на основе технико-
экономического обоснования.  
Технико-экономическое обоснование сроков замены трубных систем тепло-
обменных аппаратов заключается в сравнении суммы эксплуатационных потерь в 
аппарате с новым трубным пучком и затрат на замену трубного пучка с   величи-
ной потерь (от недогрева воды до расчетной  температуры) при эксплуатации 
оборудования, имеющего повреждения трубного пучка[181, 182], и определении 
момента времени, когда они станут равными. Алгоритм расчета величины эксплу-
атационных потерь при эксплуатации конкретного  определяется его  функцио-
нальным назначением и местом в технологической подсистеме ПТУ и зависит от 
технико-экономических показателей турбины.  
Результаты расчетов диапазона минимальной доли поврежденной поверх-
ности теплообмена, при которой целесообразно проводить полную замену труб-
ных систем аппаратов (по стоимости топлива, изменяющейся на 40%), выполнен-
ных на основе методики, предложенной в [181, 182], для ряда теплообменных ап-
паратов теплофикационных и конденсационных турбин в качестве примера пред-
ставлены в табл. 8.2.  
Ремонт конденсатора паровой турбины предлагается  осуществлять на ос-
нове фактического состояния; при этом определяющим фактором является оста-
точный ресурс трубок.  Остаточный ресурс предлагается определять на основе 
моделей, представленных в главе 7 настоящей работы.  
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Таблица 8.2    
Доля поврежденной площади поверхности теплообмена подогревателей, при 
которой целесообразно проводить замену трубного пучка, % 
Тип турбины ПНД-1 ПНД-4 
Т-110/120-130 11…15 5…6 
Т-250/300-240 17…>20 4…6 
К-300-240 5…7 5…7 
 
В качестве примера оценки остаточного ресурса рассмотрим повреждае-
мость конденсаторов К-15240 шести турбин К-300-240 ХТЗ, эксплуатируемых в 
условиях Рефтинской ГРЭС. Конденсаторы имеют трубки из латунных и медно-
никелевых сплавов.  В соответствии с проектом в конденсаторе К-15240 19592 
трубки  28х1 мм. В конденсаторах установлены трубки: из латунных сплавов (в 
конденсаторах турбин ст. № 2, 4),   из медно-никелевого сплава (в конденсаторах 
турбин ст. №  5,6). Необходимо отметить, что  в конденсаторе турбины ст. № 4 
25% трубного пучка набрана трубками из материала МНЖ5-1. 
Конденсаторы имели наработку  от 30 до 35 лет. По всем конденсаторам 
имелись представительные данные по  повреждениям, произошедшим  в течение 
всего периода эксплуатации.  
На рис. 8.12 показана  ретроспектива отглушения трубок конденсаторов  
(N — общее количество трубок в конденсаторе, n — количество поврежденных 
трубок).   
Анализ представленных на  рис. 8.12, а данных показал, что для конденса-
торов турбин ст. № 2, 4 можно выделить два характерных периода: первый  пери-
од до 195—205 тыс. часов характеризуется постепенными (случайными) отказа-
ми3, а второй после  205 тыс. часов — массовыми (по нескольку сотен штук) по-
вреждениями трубок. При этом общее количество поврежденных трубок состав-
ляло величину около 4% всех трубок, установленных в конденсаторе. У конденса-
торов турбин ст. № 5,6 повреждаемость трубок  характеризуется постепенным ро-
                                           
3
 В данной работе не анализируется начальный период эксплуатации конденсаторов, для которого характерны дру-
гие закономерности проявления отказов 
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стом числа отказов (рис. 8.12, б), что, по-видимому, определяется случайными 
факторами.  
 
Рис. 8.12. Распределение повреждаемости трубок конденсаторов турбин РефтГРЭС от наработ-
ки:  а – конденсаторы турбин ст. №  2, 4, б – конденсаторы турбин ст. №  5,6, ▬▬ — аппрокси-
мация опытных данных  
Повышенная повреждаемость трубок в конденсаторе турбины ст. №  4 в 
сравнении с конденсатором турбины ст. № 2 в период до 200 тыс. ч, см. может 
объясняться одновременным использованием в конденсаторе турбины ст. №  4 
трубок из латунных и медно-никелевых сплавов, что  согласно ГОСТ 9.005—72 
является нежелательным. 
Методики определения остаточного ресурса трубного пучка конденсатора 
на основе методов статистического анализа рассмотрены в разделе 7.2 настоящей 
работы.  
Статистическая модель (7.1) — (7.3) справедлива, когда  Р0(t) имеет посто-
янные значения. Однако, как видно из рис.8.12, а после наработки конденсатором 
200 тыс.ч существенно возрастает вероятность повреждения трубок.  Для этого 
периода наработки характерны массовые отказы трубок [194]. Как показал ком-
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плексный анализ состояния поверхности образцов трубок конденсаторов турбин 
ст. № 2, 4, в которых использованы  трубки, выполненные из латунных сплавов, 
увеличение интенсивности отказов этих конденсаторов, при наработке более 200 
тыс. ч связано, прежде всего, с наличием равномерной коррозии трубок.  По ре-
зультатам обследования установлено, что у всех исследованных образцов оста-
точная толщина стенок составляла от 0,25 до 0,56 мм, отсутствовали коррозион-
ные повреждения сравнимые по величине с остаточной толщиной стенки трубки. 
На основе результатов анализа ремонтной документации Рефтинской ГРЭС было 
выявлено, что массовое повреждения трубок происходили при пусках турбин, ко-
гда  остаточная толщина стенки составляла 0,4—0,5 мм. По нашему мнению, при 
наработке конденсаторов с трубками из латунных сплавов более 200 тыс. ч для 
большого количества трубок толщина стенки в зоне вальцованного соединения 
уменьшилась настолько, что соединение трубок с трубными досками потеряло 
прочность. Этим объясняется массовый (до 600 штук за один пуск турбины) ха-
рактер повреждений трубок конденсаторов турбин Рефтинской ГРЭС в данный 
период. 
На основе выполненного исследования установлено, что причиной массово-
го повреждения трубок конденсаторов было исчерпание их ресурса, которое было 
вызвано двумя основными факторами: величиной остаточной толщины стенок; 
знакопеременными нагрузками на трубки во время пуска турбины. Эти нагрузки, 
безопасные по величине в период нормальной эксплуатации конденсатора, пре-
вышают в период исчерпания ресурса остаточную несущую способность (проч-
ность) вальцованных соединений трубок, зависящую от малой величины остаточ-
ной толщины стенок трубок. Проведенный анализ показал — если средняя оста-
точная толщина стенки исследуемого образца трубки δст ≤ 0,46 мм, то с вероятно-
стью 99,7 % можно утверждать, что степень повреждения трубного пучка конден-
сатора составляет не менее 90 %, и соответственно  требуется его замена.  
Таким образом, для ремонта конденсатора по состоянию при доле отглу-
шенных трубок 3,0...3,5 % общего количества трубок в конденсаторе, или при ве-
личине остаточной толщины стенок образцов трубок Sост ≤ 0,5 мм необходимо 
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проводить статистический анализ повреждаемости трубных систем конденсатора 
совместно с периодической оценкой состояния металла трубок.  
Стратегия ремонтного обслуживания ПВД в части устранения поврежде-
ний герметичности трубного пучка отличается от стратегий ремонта других теп-
лообменных аппаратов паровых турбин; считаем, что при ремонте ресурс ПВД 
восстанавливается до первоначального уровня (кроме износа коллекторов) [202]. 
В рамках исследования выполнен анализ отказов ПВД, эксплуатируемых в 
составе 16 паротурбинных установок  с турбинами К-200-130 ЛМЗ и Т-180/210-
130 ЛМЗ на Сургутской ГРЭС-1.  На момент исследования ПВД имели наработку 
от 10 до 30 лет. 
Оценка повреждаемости проводилась на основе анализа ремонтной доку-
ментации по 253 ремонтам ПВД (131 аварийный и 122 плановых). При исследо-
вании  рассматривались следующие показатели для плановых и аварийных ре-
монтов: величина межремонтного периода ПВД, длительность ремонта ПВД, ко-
личество замененных спиралей в каждом ПВД.  
Анализ документации показал, что при ремонте ПВД выполнялись следу-
ющие характерные операции по устранению дефектов: восстановление корпуса, 
кожухов; ремонт и замена змеевиков; ремонт элементов трубной системы ПВД 
(коллекторов, диафрагм, заглушек и т.п); устранение неплотностей мембранных 
уплотнений. Устранение дефектов, вызывающих аварийные остановы ПВД, но 
относящихся к группе   ПВД и не связанных с разборкой аппарата,  (разрыв пита-
тельного трубопровода, дренажных импульсных линий, дефекты КИП и автома-
тики и т.д.) не рассматривалось.   
На рис. 8.13 представлена ретроспектива ежегодной замены спиралей по 
ПВД-5,6 и 7 которая показывает, что наблюдается два характерных периода уве-
личения повреждаемости: первый период 1988...1990 гг., что,  по-видимому,  свя-
зано, с возрастанием износа змеевиков после 20-летнего периода эксплуатации 
аппаратов, второй период 2000...2003 гг., что может быть вызвано  исчерпанием 
ресурса трубных систем (наработка более 30 лет). Анализ информации о количе-
стве замененных спиралей (рис. 8.13) и ретроспективы ежегодного количества 
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аварийных ремонтов, связанных с заменой спиралей  показал, что  четкой взаимо-
связи между этими характеристиками не наблюдается (коэффициент корреляции 
менее 0,2).  На основании этого можно сделать вывод,  что большинство спиралей 
заменяются  при проведении планово-предупредительных ремонтов.  
Рис. 8.13. Ретроспектива ежегодной замены спиралей 
Статистическая обработка количества заменяемых спиралей в течение года 
показала, что с вероятностью 90 % для выполнения ремонтов на всех энергобло-
ках ГРЭС достаточно не более 100 спиралей. 
Обработка полученной информации выполнялась параметрическими мето-
дами теории надежности [275]. При обработке выполнялось разбиение данных  на 
группы, и для построенных гистограмм подбирались функции распределения   
Вейбулла-Гнеденко [178, 275]  
 𝐹(𝑡) = 1 − exp (−𝑡𝑚/𝑡0). (8.1) 
При обработке были сформированы две отдельные выборки интервалов 
времени между последовательными ремонтами ПВД: интервалы времени от 
предыдущего (любого — планового или аварийного) до планового ремонта ПВД 
(122 случая) и интервалы времени от предыдущего (любого) до аварийного ре-
монта ПВД (131 случай). 
Параметры полученных распределений проверялись по критерию согласия 
Пирсона [178, 275]: величина критерия согласия для интервалов времени до ава-
рийного ремонта составила  0,3, а до планового ремонта — 0,15, что является удо-
влетворительным результатом. 
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Аналогичная обработка выполнена по данным о продолжительности пла-
новых и аварийных ремонтов ПВД. Функция плотности распределения длитель-
ности аварийного ремонта ПВД, по результатам обработки статистической ин-
формации, имеет максимальное значение 3 суток. Полученные результаты стати-
стического сопоставлялись с результатами, полученными при анкетировании пер-
сонала Сургутской ГРЭС-1, проведенного методом экспертных оценок. Большин-
ство экспертов считает, что продолжительность аварийного ремонта ПВД — 3 су-
ток.  Совпадение результатов  статистического и экспертного обследований сви-
детельствует об их  достоверности. 
При описании потока отказов ПВД рассматривалось три различных состо-
яния аппарата: работоспособное, аварийный ремонт и плановый ремонт. Исходя 
из этого, был составлен граф (рис. 8.14), в котором состояние So определяет рабо-
тоспособное состояние; S 1  — аварийный ремонт; S2 — плановый ремонт. Интен-
сивности отказов ƛ и восстановлений р ПВД выражались из (8.1) в виде функцио-
нальной зависимости от времени 
 ƛ1,2 ∗ (µ1,2) = 𝑎 ∗ 𝑡
𝑏 (8.2) 
где a, b — расчетные параметры. 
Используя обозначения Колмогорова-Чепмена [283], на основе графа рис. 
8.14 была составлена следующая система дифференциальных уравнений: 
𝑑𝑃0(𝑡)
𝑑𝑡
= µ1(𝑡) ∗ 𝑃1(𝑡) + µ2(𝑡) ∗ 𝑃2(𝑡) − (ƛ1(𝑡) + ƛ2(𝑡))𝑃0(𝑡), 
 
𝑑𝑃1(𝑡)
𝑑𝑡
= ƛ1(𝑡) ∗ 𝑃0(𝑡) − µ1(𝑡) ∗ 𝑃1(𝑡),                         
 
 
𝑑𝑃2(𝑡)
𝑑𝑡
= ƛ2(𝑡) ∗ 𝑃0(𝑡) − µ2(𝑡) ∗ 𝑃2(𝑡) (8.3) 
 ƛ2                                       ƛ1 
 
           µ2                  µ1 
Рис. 8.14. Граф потока ремонтов ПВД: S0,1,2 – состояния  аппарата (работоспособное, аварий-
ный и плановый ремонты соответственно); ƛ, µ,  – интенсивности потоков отказов и восстанов-
ления соответственно 
S2 S1 S0 
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На рис. 8.15 представлены результаты численного решения системы  урав-
нений (8.3),   выполненного в среде Mathcad.   
 
 
Рис. 8.15. Вероятность повреждений ПВД: а – вероятность ремонтов ПВД; 1 – вероятность ава-
рийного ремонта; 2 – вероятность планового ремонта; б – вероятность неработоспособного со-
стояния ПВД 
Анализ рис. 8.15,а показывает, что  максимум значения вероятности ава-
рийного ремонта ПВД соответствует 20 суткам, т.е. через 20...25 суток после вы-
хода ПВД из ремонта наступает максимальная вероятность его аварийного отказа. 
При наработке ПВД после аварийного ремонта  больше двух месяцев  вероят-
ность его отказа снижается. Вероятность планового ремонта ПВД становится вы-
ше, чем аварийного ремонта при наработке 35 суток   (рис. 8.15, а). Анализ веро-
ятности неработоспособного состояния ПВД (рис. 8.15, б), показывает, что ее 
максимальное значение 0,04 достигается при нарботке после очередного ремонта   
70 суток.. Т.к. аварийность ПВД после выполнения ремонта, как правило, связана 
с качеством работ, то по результатам выполненного статистического анализа 
можно определить, что  гарантийный срок ремонтного обслуживания ПВД дол-
жен быть установлен  2,0...2,5 месяца. 
Разработанная модель отказов ПВД позволила высказать ряд рекоменда-
ций по улучшению системы технического обслуживания и ремонта ПВД. Анализ 
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статистических данных позволяет  обоснованно планировать необходимый для 
ремонта ПВД резерв запасных частей (спиралей),  так  для 48 ПВД Сургутской 
ГРЭС-1  с вероятностью 90 % годовой запас спиралей может составлять 100 шт. 
Анализ временных характеристик отказов ПВД позволяет оценить и обос-
новать продолжительность гарантийного периода, в течении которого аварийный 
отказ ПВД должен быть устранен за счет средств  организации которая выполняла 
ремонт. Так для Сургутской ГРЭС-1 целесообразно назначить период гарантий-
ной ответственности  по ремонтам ПВД — 75 суток.  
Статистический анализ повреждаемости трубных систем теплообменных 
аппаратов ПТУ, проводимый совместно с оценкой состояния образцов трубок, 
вырезаемых из аппарата, позволяет формировать обоснованные заключения о со-
стоянии аппаратов в целом и определять оптимальные сроки по их замене. 
8.6. Выводы 
1. На основе выполненного исследования применимости различных си-
стем планирования и проведения ремонта оборудования показано, что для обес-
печения надежной эксплуатации оборудования паротурбинной установки целесо-
образно применять планово-предупредительную систему ремонта, а для оптими-
зации ремонта (уменьшение затрат на ремонт и продолжительности ремонта) для 
определенных видов оборудования целесообразно применять  ремонты по факти-
ческому состоянию и по отказу. 
2. По результатам статистического анализа повреждаемости узлов паро-
вой турбины и зависимости повреждений от наработки после ремонта установле-
но 
- после проведения ремонтов зафиксировано большое количество повре-
ждения проточной части, подшипников, системы парораспределения и системы 
регулирования, вызванные низким качеством ремонтных работ проявляются в пе-
риод до  15 тыс. часов после проведения ремонта; 
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- при наработке турбин после ремонта более 25-30 тыс. часов начинают воз-
никать дефекты проточной части и подшипников из-за нарушений в работе си-
стемы тепловых расширений.  
3. По результатам анализа особенностей эксплуатации и ремонта обору-
дования ПТУ показана целесообразность индивидуального применения стратегий 
ремонта для различного оборудования и установления периодичности ремонта  по 
узлам турбины. 
4. На основе анализа повреждаемости узлов паровой турбины и зависи-
мости повреждений от наработки после ремонта сформулированы  рекомендации 
по оптимизации ремонта:  
- целесообразно назначить срок гарантийной  ответственности  организаций, 
выполняющих ремонт проточной части, ремонт подшипников, ремонт системы 
парораспределения и системы регулирования — 15 тыс. часов;  
- целесообразно уменьшить межремонтный период для системы регулиро-
вания до 30 тыс. часов или в объем среднего ремонта турбин включать полную 
разборку и ремонт САР; 
- целесообразно уменьшить межремонтный период для системы парорас-
пределения до 30 тыс. часов или в объем среднего ремонта турбин включать пол-
ную разборку и ремонт системы парораспределения. При техническом обслужи-
вании необходимо включать в объем работ контроль и обслуживание подшипни-
ков механизма парораспределения. 
- при наработке турбины 30 тыс. часов следует выполнять комплекс меро-
приятий по обследованию, а по результатам, при необходимости, выполнять ме-
роприятия по нормализации работы системы тепловых расширений.  
5. Показана необходимость разработки регламентов ремонта и техниче-
ского обслуживания (периодичность и объемы работ) по узлам для каждого типа 
турбин индивидуально; обосновано, что периодичность ремонта узлов турбины   
при составлении регламентов наиболее целесообразно определять на основе ста-
тистического анализа повреждаемости данных узлов турбин конкретных типо-
размеров. 
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6. По результатам статистического анализа повреждаемости трубопро-
водов и арматуры обосновано, что их повреждаемость не зависит от количества и 
типов проведенных ранее ремонтов. В связи с этим предложено рекомендовать 
для арматуры стратегию ремонта «по отказу»; исключением является наиболее 
ответственная арматура (стопорные клапана турбины, регуляторы питания котла 
и др.), отказы которой могут привести к инциденту или аварии энергоблока; ре-
монт этой  арматуры целесообразно осуществлять в  плановом порядке 
7. Предложено стратегию ремонта трубопроводов выбрать «по отказу», 
кроме  наиболее ответственных трубопроводов (острого пара, промперегрева, пи-
тательной воды), для этих трубопроводов рекомендовано диагностическое обслу-
живание и плановое восстановление.  
8. Сформулированы и обоснованы предложения по стратегии ремонта 
теплообменных аппаратов: 
- для маслоохладителей наиболее целесообразным является планово-
предупредительный ремонт; 
- для подогревателей аппаратов системы регенеративного подогрева пита-
тельной воды целесообразно проведение ремонта по фактическому состоянию на 
основе технико-экономического обоснования;  
- для конденсатора паровой турбины целесообразно проведение ремонта по 
фактическому состоянию, при этом определяющим фактором является остаточ-
ный ресурс трубок. 
9. Установлено, что для ремонта конденсатора по состоянию необходи-
мо начиная с наработки, при которой количество отглушенных трубок составляет 
3,0...3,5 % от общего количества трубок в конденсаторе, или при величине оста-
точной толщины стенки образцов трубок Sост > 0,5 мм проводить статистический 
анализ повреждаемости трубных систем конденсатора совместно с периодической 
оценкой состояния металла трубок.  
10. Обоснована возможность применения статистических методов  для 
оптимизации системы технического обслуживания и ремонта ПВД;  на основе 
анализа статистических данных 48 ПВД, работающих на Сургутской ГРЭС-1 
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сформулированы рекомендации по годовому запасу запасных частей (спиралей), а 
также обоснован гарантийный срок ответственности ремонтных организаций за 
качество выполненного ремонта ПВД равным 75 суткам.  
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
По результатам выполненного исследования сформулированы следующие 
основные выводы: 
1. Разработаны принципиальные положения концепции повышения надеж-
ности оборудования ПТУ в условиях эксплуатации, заключающейся в определе-
нии приоритетных направлений повышения надежности на основе анализа по-
вреждаемости отдельных узлов и деталей турбин, применении современных ме-
тодов и технологий, использовании методик эксплуатационного мониторинга. 
Предложено  в качестве критерия при определении приоритетных направлений 
повышения надежности оборудования ПТУ применять удельную величину затрат 
на  повышение общей надежности оборудования. 
2. Разработаны методика анализа повреждаемости оборудования ПТУ  и ме-
тодика определения основных элементов, лимитирующих надежность конкретно-
го агрегата. Методики основаны на статистическом анализе информации о  по-
вреждениях, вызвавших отказы оборудования, повреждениях, выявляемых при 
выполнении плановых ремонтов оборудования, о неполадках в работе оборудова-
ния, проявлявшихся в процессе эксплуатации, а также на анализе основных фак-
торов, приводящих к повреждаемости этих деталей и узлов оборудования. 
3. По результатам исследования показателей надежности основного и вспо-
могательного оборудования по 300 энергоблокам мощностью от 200 до 800 МВт 
показано, что неплановые остановы энергоблоков вызваны  отказами турбин 
(16%), вспомогательного турбинного оборудования (8,6%), арматуры (8,1%), тру-
бопроводов (2,1%).  
4. На основе анализа статистических данных по отказам  турбин и турбин-
ного оборудования более чем по 800 паротурбинным  установкам мощностью 
100- 800 МВт разных типов и разных заводов-изготовителей установлено,  что 
доля отказов и доля времени восстановления из-за повреждений элементов каж-
дой группы (проточная часть, подшипники, САР и т.д.)  практически  для  всех 
типов турбин имеют близкие значения (по отказам 5- 15%). 
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5. Определены критические (наиболее повреждаемые) узлы турбин и вспо-
могательного турбинного оборудования, лимитирующие надежность турбоуста-
новок: системы регулирования и парораспределения турбин, подшипники и си-
стема тепловых расширений турбин, трубные пучки теплообменных аппаратов;   
6. На основе обобщения опыта эксплуатации и ремонта 25 турбин разной 
мощности   показано, что для турбин, имеющих высокий износ механогидравли-
ческих систем регулирования, целесообразно производить реконструкцию систем 
регулирования с переходом на микропроцессорные электрогидравлические си-
стемы регулирования и защиты, что также позволит обеспечить автоматическое 
диагностирование и контроль состояния системы регулирования и защиты турби-
ны в процессе эксплуатации. 
7.  Разработаны, апробированы и реализованы методы повышения надежно-
сти узлов турбин в условиях эксплуатации, основанные на изменении свойств по-
верхностей деталей турбин при их обработке поверхностно-активными вещества-
ми на основе эпилама. Разработана,  защищена авторским свидетельством и апро-
бирована на 5 турбинах технология обработки опорных подшипников кулачково-
го механизма раствором эпилама, что позволило обеспечить безотказную работу 
кулачкового механизма на период до 7 лет (использование  подшипников с конси-
стентной смазкой вызывало неплановый останов через 6...8 месяцев). Разработана 
и апробирована более чем на 20 турбинах, а также на вспомогательном вращаю-
щемся оборудовании ПТУ технология предотвращения протечек масла из под-
шипников.  
8. На основе исследования материалов  по повреждениям подшипников 
турбин определены и систематизированы причины различных повреждений баб-
битовой заливки опорных и упорных подшипников. Предложена и защищена па-
тентом многослойная конструкция вкладыша подшипника, позволяющая исклю-
чить контакт шеек валопровода со стальным основанием вкладыша при выплав-
лении баббитовой заливки.  
9. На основе обобщения данных о повреждаемости турбин сформирован и 
структурирован список из 34 дефектов и относящихся к ним  104 диагностических 
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признаков; определены параметры состояния и параметры процесса, использова-
ние  которых в системе мониторинга позволяет диагностировать состояние тур-
бины.  Предложена методика автоматизации диагностики повреждений, основан-
ная на корреляционно-регрессионном анализе многофакторных связей между из-
менением параметров вибрации турбин и  режимных параметров ПТУ.  
10. Определена эффективность различных методов по устранению причин, 
вызывающих отклонения от нормальной работы системы тепловых расширений: 
- показано, что реализация регламентных мероприятий не обеспечивает 
нормальные тепловые расширения на межремонтный период; 
- показано, что применение  опорных пластин, изготовленных из биметалла 
стальбронзографит, обеспечивает снижение сил трения на поверхностях скольже-
ния и достижение нормативных величин тепловых расширений турбины на дли-
тельный (~5 лет)  период; 
- показано по результатам экспериментального исследования, проведенного 
на 8 турбинах мощностью от 100 до 300 МВт, что в штатных призматических по-
перечных шпонках гарантированно происходит заклинивание в паре «паз-зуб 
шпонки» с последующим пластическим деформированием элементов сочленения; 
установка поворотных шпонок обеспечила нормализацию величины несиммет-
ричности расширения лап цилиндров в поперечном направлении на длительный 
период (более 3-х межремонтных периодов); на основе расчетного анализа экс-
плуатационных характеристик различных конструкций поворотных шпонок раз-
работаны рекомендации по наиболее надежной конструкции шпонки для вновь 
проектируемых и реконструируемых турбин. 
11. Разработаны аналитическая и конечно-элементная модели для оценки 
взаимодействия элементов системы тепловых расширений паровых турбин при 
возникновении разности температур на фланцах цилиндра. На основе моделиро-
вания определены моменты и места начала контактного взаимодействия, а также 
момента заклинивания элементов системы. Показано: 
- при допускаемой инструкцией по эксплуатации турбин разности темпера-
тур 10° между левым и правым фланцами ограничение зазора на продольных 
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шпонках величиной 0,05 мм (чертежный зазор для большинства турбин) приводит 
к появлению существенных сил трения на продольных шпонках;  
- допускаемые зазоры на продольных шпонках могут быть увеличены до ве-
личин, при которых поворот стула в горизонтальной плоскости определяется теми 
же критериями, что и в вертикальной плоскости;  увеличение боковых зазоров на 
продольных шпонках существенно снижает уровень усилий, связанных с темпе-
ратурным перекосом. 
12.  Разработана  и защищена патентом конструкция разгружающих 
устройств, которые позволяют при возникновении повышенных сил трения на по-
верхностях скольжения корпусов подшипников турбины обеспечить нормальную 
работу системы  тепловых расширений на период до планового ремонта. 
13.  Сформулированы и обоснованы основные параметры подсистем мони-
торинга, в соответствии с общими принципами комплексной системы мониторин-
га состояния ПТУ для основных процессов и элементов технологических подси-
стем ПТУ: вибросостояния, систем регулирования, тепловых расширений паровой 
турбины,  вспомогательного оборудования (питательных насосов, конденсатных 
насосов, насосов системы циркуляционного водоснабжения и сетевых насосов).   
14. Показана возможность проведения оценки состояния и прогнозирования 
остаточного ресурса конденсаторов турбин на основе методов статистического 
анализа с достаточной для практических целей точностью при эксплуатации ПТУ; 
разработаны и апробированы две статистические модели. Установлено, что при 
наличии полной информации о наработках трубок конденсатора до отказа, а так-
же априорной информации о том, что конденсатор находится в периоде нормаль-
ной эксплуатации целесообразно использование первой статистической модели, в 
которой вероятность отказа отдельной трубки описывается нормальным распре-
делением. При недостатке информации как по наработке до отказа отдельных 
трубок, так и о периоде эксплуатации конденсатора наиболее целесообразно ис-
пользовать статистическую модель, основанную на цензурированных выборках. 
Данная модель позволяет спрогнозировать начало периода исчерпания ресурса 
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конденсатора, отстоящего от момента возникновения массовых отказов трубок на 
1,5–2,0 года. 
15. Показано и обосновано, что для обеспечения надежной эксплуатации и 
оптимизации затрат на ремонт необходимо разработать индивидуальные страте-
гии ремонта и технического обслуживания оборудования ПТУ с учетом особен-
ностей их эксплуатации: 
- для турбин - периодичность ремонта узлов   наиболее целесообразно опре-
делять на основе статистического анализа повреждаемости данных узлов турбин 
конкретных типоразмеров; представлены количественные данные по системам 
регулирования,  парораспределения, тепловых расширений паровых турбин. По-
казана целесообразность назначения срока гарантийной  ответственности  органи-
заций, выполняющих ремонт проточной части, подшипников, систем парораспре-
деления и регулирования - 15 тыс. часов. 
- для арматуры обоснована стратегия ремонта «по отказу»  для большинства 
арматуры; для наиболее ответственной арматуры (стопорные клапана турбины, 
регуляторы питания котла и др.), отказы которой могут привести к инциденту или 
аварии энергоблока, ремонт должен осуществляться в плановом порядке. Эти ре-
зультаты сформированы на основе исследования повреждаемости арматуры по 19 
энергоблокам на сверхкритические параметры пара мощностью от 300 до 800 
МВт за период от 5 до 17 лет 
- для  теплообменного оборудования ПТУ обоснованы следующие страте-
гии ремонта: для маслоохладителей  - планово-предупредительный ремонт, для 
конденсатора, подогревателей системы регенеративного подогрева питательной 
воды, сетевых подогревателей – ремонт по фактическому состоянию. 
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ОСНОВНЫЕ ОБОЗНАЧЕНИЯ 
Сокращения 
АЭС  – атомная электрическая станция 
АСУ  – автоматизированная система управления 
БРОУ  – быстродействующая редукционно-охладительная установка 
ГРЭС  – государственная районная электрическая станция 
ГСЗО  – гидравлическая система защиты отборов 
КИП  – контрольно-измерительные приборы 
КОС  –  клапан обратной связи 
КСМ  – комплексная система мониторинга  
КП  – корпус подшипника 
КПД  – коэффициент полезного действия 
КРУ  – кулачковое распределительное устройство 
КТЗ  – Калужский турбинный завод 
КЭН   – конденсатный электронасос 
ЛМЗ  – Ленинградский металлический завод 
МО  – маслоохладитель 
МРП  – межремонтный период 
МФЛ  – металлофторопластовая лента 
МЭО  – механизм электрический однооборотный 
НТД  – нормативно-техническая документация 
НЧВ  – низко-частотная вибрация 
ОРР  – относительное расширение ротора 
ПАВ  –поверхностно-активное вещество 
ПВД  – подогреватель высокого давления 
ПНД  – подогреватель низкого давления 
ПСВ  – подогреватель  сетевой вертикальный 
ПСГ  – подогреватель  сетевой горизонтальный  
ППР  – планово-предупредительный ремонт 
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ПТН  – питательный турбонасос 
ПТО  – производственно-технический отдел 
ПТУ  – паротурбинная установка 
ПТЭ  – правила технической эксплуатации 
ПЭН  – питательный электронасос 
РК  – регулирующий клапан 
РНД  –  ротор низкого давления  
РОУ  – редукционно-охладительная установка  
САР  – система автоматического регулирования 
САРиЗ  – система автоматического регулирования и защиты 
СКЗ  – среднеквадратичное значение 
СД – система диагностики 
СДАРТ– система диагностики абсолютных расширений турбины 
СТР   – система тепловых расширений  
ТГ  – турбогенератор 
ТМЗ  – турбомоторный завод 
ТОР  – техническое обслуживание и ремонт  
ТП  – технологический процесс 
ТЭС  – тепловая электрическая станция 
ТЭЦ  – теплоэлектроцентраль 
УЗК  – ультразвуковой контроль 
УТЗ  – Уральский турбинный завод 
ФПАВ  – фторсодержащее поверхностно-активное вещество 
ХТЗ  – Харьковский турбогенераторный завод 
ЧВ  – частота вращения  
ЧВД  – часть высокого давления 
ЧСД  – часть среднего давления  
ЧНД  – часть низкого давления 
ЦВД  – цилиндр высокого давления 
ЦСД – цилиндр среднего давления 
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ЦН  – циркуляционный насос 
ЦНД  – цилиндр низкого давления 
ЭАБ  – электронный автомат безопасности  
ЭГСРиЗ  – электрогидравлическая система регулирования и защиты   
ЭСЗО  – электрическая система защиты отборов 
ЭУ  – энергоустановка 
ЭЧСР  – электрическая часть системы регулирования 
ЭЭС  – электроэнергетическая система 
 
Обозначения 
А – величина перемещений корпуса подшипника, мм  
В – параметр вибрации 
З – затраты, руб 
П – параметр характеризующий режим работы ПТУ 
β –разворот лап, рад 
Е – модуль упругости 
F– функция распределения 
G –весовая нагрузка, кн 
J – момент инерции 
m – число учитываемых факторов 
М – момент; математическое ожидание 
n – количество отказов 
N — количество (турбин, трубок в конденсаторе) 
Р – усилие, кн; вероятность 
П – величина потерь 
Т – время, ч 
t – температура, ОС 
 – наработка на момент отказа, тыс. ч 
∆Q – количество недовыработанной теплоэнергии, Гкал 
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∆Э – количество недовыработанной электроэнергии, МВт 
V – линейная скорость, м/с  
Y – плотность  
δ   – зазор, 
φ– величина закрутки ригеля, мм/м  
w– кратность частоте вращения  
δ– остаточная толщина стенки трубки, мм 
 
Индексы 
 зад – заднее  
лев – левый 
нп – неплановых 
ос – осевое 
опр – опрокидывающий 
отк – отказы 
по– паровые объёмы 
пер – переднее 
пр – правый 
р, рем – ремонт 
раб – работы 
с – сервомотор 
ст – стенка 
тр – трение 
у – узлов 
фл – фланец 
nц – цензурированная выборка 
nп – полная выборка 
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Таблица П.1.1 
Распределение отказов турбин по элементам 
Турбины  Т-100-130 ТМЗ 
Год 
К
о
л
и
ч
ес
тв
о
 
ту
р
б
и
н
 
Число отказов из-за повреждений 
В
се
го
 о
тк
аз
о
в
 
проточ
ной 
часть 
системы 
парораспреде
ления 
системы 
регулиров
ания 
подшипн
иков 
маслосист
емы 
трубопрово
дов и 
арматуры 
Проч
их 
элеме
нтов 
1978 116 7 3  6   5 34 
1979 132 - 7 2 3 2 4 3 32 
1980 141 4 14 15 2 2 4 2 58 
1981 141 3 15 10 - 3 14 13 69 
1982 154 8 14 10 5 6 13 4 74 
1983 159 2 9 6 7 5 5 2 55 
1984          
1985 164 2 11 15 2 4 14 10 81 
1986 167 3 14 12 1 5 14 5 79 
1987 176 3 18 14 3 6 13 15 100 
1988 183 4 16 8 3 6 9 12 89 
1989 184 3 16 11 4 6 6 6 73 
1990 187 4 8 10 4 5 8 2 52 
1991 190 1 4 2 5 - - 4 16 
1992 161 2 2 4 - - 3 1 15 
1993 163 2 5 - 2 1 6 1 18 
1994 163 2 1 1 2 2 2 1 16 
1995 164 3 3 2 3 - 2 2 19 
1996 47 1 4 4 5 4 9 20 55 
1997 46 - - 6 3 3 10 16 48 
1998 100 2 11 4 7 - 3 - 41 
1999 167 2 12 2 3 1 5 4 44 
2000 166 5 4 - 3 4 7 3 35 
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Таблица П.1.2 
Турбины Т-175-130 ТМЗ 
Год 
К
о
л
и
ч
ес
тв
о
 т
у
р
б
и
н
 Число отказов из-за повреждений 
В
се
го
 о
тк
аз
о
в
 
проточ
ной 
части 
системы 
парораспреде
ления 
системы 
регулиров
ания 
подшипн
иков 
маслосист
емы 
трубопрово
дов и 
арматуры 
Проч
их 
элеме
нтов 
1978          
1979          
1980 1      1  1 
1981 1  1       
1982 2       1 1 
1983 4 - - 1     1 
1984          
1985 8 2 - - 2 - 4 - 14 
1986 8 - - - 1 - 3 - 5 
1987 11 - - - 1 1 1 2 5 
1988 13 - - 1 - 1 - 1 6 
1989 14 1 1 1 - 1 1 1 10 
1990 15 1 1 1 1 - 2 - 6 
1991 15 1 - - 1 - - - 3 
1992 15 1 - 1 - - - - 3 
1993 15 2 - - - - - - 4 
1994 15 1 - - - - - - 1 
1995 15 - - - - - - - 1 
1996 3 - 1 - - - - - 3 
1997 6 - - - -  - 4 6 
1998 8 2 - 1 1 - 1 - 6 
1999 8 - - - - - 1 - 1 
2000 8 - - - - - - - 1 
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Таблица П.1.3 
Турбины  Т-250/300-240 ТМЗ 
Год 
Коли
че-
ство 
турб
ин 
Число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов 
проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1978 10 - 1 6 - - - 3 10 
1979 10 - - 2 1 3 1 - 7 
1980 11 1 - 13 - - 4 - 20 
1981 12 1 5 9 1 1 4 3 25 
1982 15 - 8 7 1 2 3 1 28 
1983 17 - 3 7 1 1 1 3 21 
1984 18 1 3 9 2 - 4 2 26 
1985 18 - 2 15 - - 4 1 26 
1986 22 3 1 9 - - - 2 21 
1987 22 1 3 6 2 1 3 6 34 
1988 25 - 1 9 3 - 4 2 23 
1989 26 1 1 2 1 1 1 5 14 
1990 28 1 1 7 3 - 2 3 17 
1991 29 3 - 8 - - - 4 18 
1992 22 - 2 3 1 1 3 5 15 
1993 22 - 2 3 1 - 2 2 11 
1994 22 1 - 2 1 - 1 2 11 
1995 22 - 1 3 3 - - 4 15 
1996 22 2 1 1 - - - 4 15 
1997 22 - - 4 1 - 1 1 8 
1998 22 1 1 1 2 - 1 - 6 
1999 22 1 1 1 3 - 1 2 9 
2000 21 2   1  1 2 6 
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Таблица П.1.4 
Турбины  Т-180-130 ЛМЗ 
Год 
Количес
тво 
турбин 
Число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов 
проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1987 13  3 9 2 1 4 4 36 
1988 16  3 8 1 1 2 9 33 
1989 18  2 5 4 1  4 23 
1990 21 1 1 4 5  1 2 22 
1991 21  2 3 1 1  7 29 
1992 16 1  5 2  2 2 21 
1993 16 2   2    9 
1994 16 2 2 1 1   1 7 
1995 17 1  1   1 1 7 
1996 19  2  1   1 7 
1997 19 1     2 1 6 
1998 19  1     1 2 
1999 19  2    2 1 5 
2000 19    1 3 1  5 
 
Таблица П.1.5 
Турбины К-200-130 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
2000 75 1 10 9 7 2 3 32 
1999 75 6 4 0 10 6 4 30 
1998 75 0 12 13 9 2 5 39 
1997 75 2 3 10 7 3 8 33 
1996 74 1 9 10 6 3 10 39 
1995 75 3 5 6 3 1 3 21 
1994 74 2 3 6 6 4 7 28 
1993 75 5 4 6 7 2 6 32 
1992 73 0 7 4 8 1 3 23 
1991 163 5 10 14 20 5 10 64 
1990 162 5 12 14 18 6 10 65 
1989 160 7 17 26 12 5 6 73 
1988 159 8 11 21 18 5 6 69 
1987 157 5 12 15 8 7 8 55 
1986 149 4 7 6 13 5 9 44 
1985 156 8 19 29 16 5 11 88 
1984 154 5 13 15 14 7 13 67 
1983 153 9 21 18 20 5 14 87 
1982 147 8 21 20 15 5 7 76 
1981 143 5 15 21 21 8 14 84 
1980 137 10 31 14 25 7 24 111 
1979 131 3 18 19 11 6 11 68 
1978 126 7 21 24 10 2 17 81 
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Таблица П.1.6 
Турбины К-300-240 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов 
проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1978 67 6 3 9 13 1 - 20 54 
1979 70 4 9 13 19 1 5 28 87 
1980 72 4 1 19 21 - 4 29 83 
1981 73 5 5 13 20 3 8 16 82 
1982 74 4 1 18 30 4 8 17 98 
1983 76 6 4 17 22 2 6 9 79 
1984 77 7 1 15 12 - 8 8 63 
1985 78 8 5 13 21 4 10 15 88 
1986 80 7 1 12 9 3 1 9 55 
1987 83 6 4 14 17 4 5 15 88 
1988 84 8 1 12 18 2 11 10 72 
1989 86 8 5 12 19 6 4 23 81 
1990 89 3 2 4 18 4 8 17 68 
1991 90 6 2 11 13 2 5 12 60 
1992 53 - 2 1 1 1 1 3 17 
1993 53 1 - 2 4 1 2 1 15 
1994 53 - - 7 4 1 2 3 21 
1995 53 1 - 9 4 - 3 3 25 
1996 53 - 2 2 5 1 3 3 25 
1997 53 5 3 3 5 1 2 2 24 
1998 53 2 - 1 8 1 3 - 15 
1999 52 - 1 1 3 - - 1 6 
2000 52 2 - 2 5 3 1 - 13 
 
Таблица П.1.7 
Турбины  К-500-240 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов 
проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1986 5   1 1 1 2 1 6 
1987 5 2  10 1 2 3 6 22 
1988 5  1 3 4 1 1 2 12 
1989 5   5 9 2  4 20 
1990 6 2 6 1 5   1 15 
  
414  Приложение 1 
 
 
Таблица П.1.8 
Турбины  К-100-90 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов 
проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
2000 44 3 1 2 1 2 0 9 
1999 44 1 2 1 1 1 5 11 
1998 47 0 1 4 2 2 3 12 
1997  0 0 3 3 3 2 11 
1996 51 1 3 3 9 0 6 22 
1995 51 1 3 0 0 1 0 5 
1994 51 0 1 1 1 0 0 3 
1993 51 0 2 2 1 0 0 5 
1992 51 2 2 0 1 0 0 5 
1991 94 2 5 1 1 0 0 9 
1990 95 1 2 3 1 4 4 15 
1989 95 1 7 2 9 4 2 25 
1988 95 1 8 3 8 3 4 27 
1987 95 3 9 5 9 3 5 34 
1986 56 6 3 2 5 2 6 24 
1985 78 1 4 0 3 2 2 12 
1984 86 5 4 0 7 1 0 17 
1983 86 6 6 3 2 4 5 26 
1982 86 10 4 3 10 8 1 36 
1981 87 2 5 1 11 6 1 26 
1980 88 6 4 2 3 4 3 22 
1979 92 2 4 0 8 5 3 22 
1978 92 5 2 0 6 0 3 14 
1977 92 6 3 0 13 0 3 25 
 
Таблица П.1.9 
Турбины  К-800-240 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов 
проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1986 14 2  1 2 1  3 9 
1987 14 3 7 5 4  1 6 26 
1988 19 1 1 6   1 1 1 11 
1989 19 3 3 10 1 1 5 9 32 
1990 19 1  1 3 1 2 5 13 
1991 12 1 4 4 4 1 2 1 17 
1992 13 2   1  1 1 5 
1993 14  1  2  2 1 6 
1994 14 1 3 3 2   3 12 
1995 14 1 2  1  1 1 6 
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Таблица П.1.10 
Турбины  К-150-130 ХТЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов 
проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1986 84  8 9 11 3  11 42 
1987 84 2 6 5 7 4 4 19 47 
1988 84 7 4 15 11 5 2 13 57 
1989 84 2 3 21 6 8 2 6 48 
1990 84 2 4 5 5 4  13 33 
1991 33   1     1 
1992 33  2 3 1  1  7 
1993 33         
1994 32   1    1 2 
1995 32    1   2 3 
 
Таблица П.1.11 
Турбины  К-500-240 ХТЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов 
проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1986 10  1 6  3 4 2 16 
1987 10 1 4 2  3 2  12 
1988 10 2 2  5   3 12 
1989 10  2 3 2 3 1 1 12 
1990 10  1 3 3  2 1 10 
1991 7   1 2  1 2 6 
1992 7 1  1 2 1 1  6 
1993 7  1 2    1 4 
1994 7   1 1   1 3 
1995 6  1 4   1  6 
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Таблица П.1.12 
Турбины  К-300-240 ХТЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Число отказов из-за повреждений 
Всего 
отказов проточной 
части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регули-
рования 
подшип-
ников 
масло-
системы 
трубопро-
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1978 70 12 5 41 2 6 0 30 105 
1979 70 14 12 44 9 3 9 17 113 
1980 70 9 11 35 7 5 13 19 116 
1981 70 6 10 42 4 4 7 12 96 
1982 72 15 12 40 10 4 8 19 130 
1983 73 12 3 35 6 2 10 20 102 
1984 73 6 11 25 11 3 11 19 109 
1985 73 8 9 25 17 2 11 18 112 
1986 75 7 7 27 12 5 5 10 91 
1987 75 4 11 11 11 4 6 17 87 
1988 75 3 10 16 10 3 5 5 64 
1989 76 4 4 21 8 1 15 8 64 
1990 76 1 3 14 12 4 16 8 66 
1991 76 0 4 25 10 4 12 9 74 
1992 26 0 6 5 12 1 2 3 29 
1993 25 1 3 8 8 2 3 2 29 
1994 25 1 3 7 6 1 3 2 26 
1995 25 3 4 1 0 2 7 8 29 
1996 25 0 2 5 8 2 7 8 29 
1997 25 1 0 3 9 3 2 2 27 
1998 25 0 1 0 0 2 8 0 11 
1999 25 0 5 3 2 1 1 0 12 
2000 25 0 1 2 0 0 0 0 3 
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Приложение 2 
Распределение времени восстановления турбин после отказов по элементам 
Таблица П.2.1 
Турбины  Т-100-130 ТМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений 
Всего 
время 
восст
ановл
ения 
проточно
й части 
системы 
парорас-
пределения 
системы 
регулиров
ания 
подшипн
иков 
маслосис
темы 
трубопро
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементо
в 
1978 116         
1979 132 - 775 11 478 130 33 344 1849 
1980 141 2298 1420 1161 449 299 85 857 6620 
1981 141 1638 1196 429 - 497 450 1667 5900 
1982 154 4377 1525 516 633 202 212 599 8259 
1983 159 1612 303 88 816 70 89 24 3054 
1984          
1985 164 4364 2333 1954 179 487 474 723 10569 
1986 167 1687 887 755 98 251 441 1219 5464 
1987 176 1540 953 1286 172 291 245 2476 7006 
1988 183 2162 1289 389 1069 136 301 718 6206 
1989 184 1524 519 768 432 211 343 2272 6114 
1990 187 3366 658 321 778 310 180 230 5859 
1991 190 554 508 382 1492 - - 1034 3970 
1992 161 768 174 141 - - 594 67 1751 
1993 163 546 358 - 227 11 45 612 1802 
1994 163 1027 24 6 1247 121 29 250 2713 
1995 164 1318 150 99 417 - 18 1177 3184 
1996 47 - 278 121 824 605 129 892 2911 
1997 46 - - 404 535 678 600 278 3003 
1998 166 1000 1521 152 663 - 16 - 3387 
1999          
2000          
 
  
418  Приложение 2 
 
 
Таблица П.2.2 
Турбины Т-175-130 ТМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений Всего 
время 
восст
ановл
ения 
проточной 
части 
системы 
парораспред
еления 
системы 
регулиров
ания 
подшипн
иков 
маслосис
темы 
трубопро
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементо
в 
1978          
1979          
1980 1      15  15 
1981 1  24       
1982 2 - - - -   19 19 
1983 4 - - 1     1 
1984          
1985 8 996 - - 742 - 130 - 1892 
1986 8 - - - 3 - 50 - 54 
1987 11 - - - 192 87  97 384 
1988 13 - - 5 - 108 - 80 198 
1989 14 282 123 8 - 60 14 20 514 
1990 15 196 38 130 576 - 138 - 1078 
1991 15 80 - - 84 - - - 165 
1992 15 768 - 384 - - - - 1153 
1993 15 401 - - - - - - 406 
1994 15 436 - - - - - - 436 
1995 15 - - - - - - - 2 
1996 3 - 46 - - - - - 46 
1997 6 - - - - - - 712 752 
1998 8 1063 1521 24 172 - 16 - 1278 
1999          
2000          
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Таблица П.2.3 
Турбины  Т-250/300-240 ТМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений Всего 
время 
восста
новлен
ия 
проточной 
части 
системы 
парораспре
деления 
системы 
регулиров
ания 
подшипн
иков 
маслосис
темы 
трубопро
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементо
в 
1978 10 - 35 138 - - - 29 202 
1979 10 - - 11 30 114 10 - 165 
1980 11 926 - 284 - - 114 - 1329 
1981 12 477 892 469 175 22 150 63 2258 
1982 15 - 761 48 71 55 50 22 1036 
1983 17 - 68 132 83 48 5 67 420 
1984 18 542 161 350 175 - 50 27 1318 
1985 18 - 47 437 - - 317 57 865 
1986 22 465 120 204 - - - 133 952 
1987 22 143 59 86 131 6 85 118 657 
1988 25 - 88 174 90 - 152 107 630 
1989 26 98 8 28 347 4 42 130 665 
1990 28 277 79 121 326 - 36 53 892 
1991 29 1787 - 287 - - - 112 2192 
1992 22 - 19 50 25 39 108 88 329 
1993 22 - 30 62 68 - 73 11 246 
1994 22 54 - 65 79 - 39 62 306 
1995 22 - 113 98 242 - - 342 809 
1996 22 278 5 5 - - - 342 809 
1997 22 - - 38 30 - 11 43 123 
1998 22 466 11 130 300 - 40 - 947 
1999 22 264 28 18 343 - 12 25 690 
2000 21 140 - - 63 - 9 29 241 
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Таблица П.2.4 
Турбины  Т-180-130 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений Всего 
время 
восстано
вления 
проточно
й части 
системы 
парораспре
деления 
системы 
регулиро
вания 
подшипн
иков 
маслосис
темы 
трубопрово
дов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1987 13  128 851 158 91 151 270 1690 
1988 16  204 408 26 11 67 420 1168 
1989 18  54 37 428 3  67 608 
1990 21 134 2 103 444  10 134 851 
1991 21  70 96 116 10  1800 2148 
1992 16 578  347 424  59 203 1638 
1993 16 538   97    653 
1994 16 602 52 74 503   22 1253 
1995 17 139  81   34 119 383 
1996 19  74  17   4 100 
1997 19 9     71 146 232 
1998 19  65     17 82 
1999 19  156    183 139 478 
2000 19    4 121 9  134 
 
Таблица П.2.5 
Турбины  К-200-130 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений 
проточ
ной 
части 
системы 
парораспреде
ления 
системы 
регулиров
ания 
подшипн
иков 
маслосист
емы 
трубопрово
дов и 
арматуры 
2000 75 406 676 457 815 5 83 
1999 75 4409 301 0 966 508 315 
1998 75 0 1123 1477 1279 178 178 
1997 75 185 89 533 1348 439 284 
1996 74 66 1365 1109 705 508 728 
1995 75 710 643 1543 749 545 52 
1994 74 655 50 1064 1008 112 169 
1993 75 1418 374 558 874 73 197 
1992 73 0 231 160 368 30 111 
1991 163 1170 358 534 1701 98 375 
1990 162 2577 486 392 1297 315 127 
1989 160 1349 570 844 822 105 134 
1988 159 3421 577 705 845 164 92 
1987 157 279 311 221 307 142 283 
1986 149 518 462 62 879 260 158 
1985 156 2140 736 1487 968 249 285 
1984 154 785 448 678 648 98 195 
1983 153 893 901 582 1485 129 214 
1982 147 3231 1104 358 1429 307 56 
1981 143 659 423 836 1811 261 307 
1980 137 1228 1337 200 1702 119 484 
1979 131 1467 571 449 439 166 184 
1978 126 3972 1231 726 942 51 251 
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Таблица П.2.6 
Турбины К-300-240 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений Всего 
время 
восста
новлен
ия 
проточной 
части 
системы 
парораспре
деления 
системы 
регулиров
ания 
подшипн
иков 
маслосис
темы 
трубопро
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1978 67 5673 88 275 1443 131 - 1103 8725 
1979 70 6256 299 276 1292 41 34 1649 9866 
1980 72 2317 2 2388 1297 - 131 1186 1332 
1981 73 2740 173 301 1319 50 90 2825 7528 
1982 74 2142 48 704 2318 61 203 1537 7037 
1983 76 4549 185 955 1584 121 60 430 7914 
1984 77 9057 61 397 1244 - 274 253 11315 
1985 78 5664 109 271 2236 281 166 1311 10070 
1986 80 1660 2 606 592 228 23 270 3427 
1987 83 2896 106 488 1353 357 57 866 6181 
1988 84 2426 1 405 1799 167 330 469 5622 
1989 86 3460 464 434 3431 394 48 1534 9772 
1990 89 2906 23 616 2041 149 206 673 6637 
1991 90 11409 174 281 1577 31 207 1629 15330 
1992 53 - 113 22 66 29 21 598 871 
1993 53 506 - 99 55 46 105 3 820 
1994 53 - - 482 538 44 61 109 1241 
1995 53 241 - 555 564 - 135 253 1759 
1996 53 - 63 19 1619 68 135 253 1759 
1997 53 1984 429 143 883 55 97 51 3649 
1998 53 351 - 55 2021 7 142 - 2576 
1999 52 - 42 52 715 - - 53 862 
2000 52 208 - 23 583 71 53 - 938 
 
Таблица П.2.7 
Турбины  К-500-240 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений 
проточ
ной 
части 
системы 
парораспреде
ления 
системы 
регулиров
ания 
подшипн
иков 
маслосист
емы 
трубопрово
дов и 
арматуры 
Проч
их 
элеме
нтов 
1986 5   4 31 5 30 7 
1987 5 423  28 80 102 44 11 
1988 5  127 66 367 4 2 64 
1989 5   90 654 101  62 
1990 6 2834 218 23 361   43 
 
  
422  Приложение 2 
 
 
Таблица П.2.8 
Турбины  К-100-90 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений 
проточной 
части 
системы 
парораспр
еделения 
системы 
регулиров
ания 
подшипни
ков 
маслосист
емы 
трубопров
одов и 
арматуры 
1998 47 0 48 75 0 410 433 
1997  0 0 457 34 455 27 
1996 51 251 472 166 273 0 90 
1995 51 500 276 0 0 97 0 
1994 51 0 443 2 60 0 0 
1993 51 0 433 217 95 0 0 
1992 51 955 117 0 192 0 0 
1991 94 2001 1000 80 84 0 0 
1990 95 768 508 367 6 624 107 
1989 95 715 455 248 241 486 62 
1988 95 270 2340 201 633 323 68 
1987 95 246 2703 271 492 211 52 
1986 56 2952 108 107 113 32 126 
1985 78 76 251  126 54  
1984 86 1639 331  198 49 96 
1983 86 3725 752 69 70 669 75 
1982 86 3874 331 73 252 506 38 
1981 87 810 284 5569 339 409 92 
1980 88 1047 174 80 118 479 136 
1979 92 392 655 0 199 126 88 
 
Таблица П.2.9 
Турбины  К-800-240 ЛМЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений 
проточ
ной 
части 
системы 
парораспреде
ления 
системы 
регулиров
ания 
подшипн
иков 
маслосист
емы 
трубопрово
дов и 
арматуры 
Проч
их 
элеме
нтов 
1986 14 374  14 149 9  138 
1987 14 960 139 69 382  40 305 
1988 19 181 75 96   5 22 93 
1989 19 153 86 183 325 9 81 248 
1990 19 90  27 142 117 76 245 
1991 12 659 205 65 101 31 27 40 
1992 13 605   6  26 7 
1993 14  25  42  562 9 
1994 14 37 324 43 275   70 
1995 14 1199 120   72  8 82 
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Таблица П.2.10 
Турбины  К-150-130 ХТЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений 
проточной 
части 
системы 
парораспр
еделения 
системы 
регулиров
ания 
подшипни
ков 
маслосист
емы 
трубопров
одов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1986 84  127 440 774 96  461 
1987 84 300 112 174 583 97 189 1693 
1988 84 2600 62 467 3543 197 40 838 
1989 84 165 91 641 586 113 83 453 
1990 84 60 267 303 267 30  726 
1991 33   3     
1992 33  51 93 34  8  
1993 33        
1994 32   42    24 
1995 32    78   5 
 
Таблица П.2.11 
Турбины  К-500-240 ХТЗ 
Год 
Кол-
во 
турб
ин 
Время восстановления из-за повреждений 
проточной 
части 
системы 
парораспр
еделения 
системы 
регулиров
ания 
подшипни
ков 
маслосист
емы 
трубопров
одов и 
арматуры 
Прочих 
элементов 
1986 10  2 29  234 73 77 
1987 10 1167 129 8  37 19  
1988 10 803 62  257   65 
1989 10  15 38 306 62 29 5 
1990 10  4 60 208  28 46 
1991 7   48 119  40 125 
1992 7 2008  12 199 10 8  
1993 7  80 84    413 
1994 7   62 451   71 
1995 6  416 87   50  
 
424  Приложение 2 
 
 
Таблица П.2.12 
Турбины  К-300-240 ХТЗ 
Год 
Кол
-во 
тур
бин 
Время восстановления из-за повреждений Всего 
время 
восст
ановл
ения 
проточной 
части 
системы 
парораспр
еделения 
системы 
регулиро
вания 
подшипн
иков 
маслосис
темы 
трубопро
водов и 
арматуры 
Прочих 
элементо
в 
1978 70 6588 208 606 184 129 0 543 8329 
1979 70 8914 688 566 458 9 112 2134 12889 
1980 70 5257 525 672 268 662 278 1324 9067 
1981 70 5565 635 1008 231 43 76 743 8337 
1982 72 3992 330 685 581 127 202 1235 7203 
1983 73 1536 101 489 583 75 293 1145 4262 
1984 73 561 332 348 659 62 248 1257 3539 
1985 73 1709 376 323 809 38 140 1162 4622 
1986 75 1245 189 276 913 134 77 427 3365 
1987 75 228 249 193 553 58 251 1448 3045 
1988 75 499 260 330 708 19 88 52 1998 
1989 76 734 175 361 494 2 300 273 2351 
1990 76 42 40 317 854 178 345 556 2358 
1991 76 0 145 441 560 54 190 313 1730 
1992 26 0 387 156 1149 56 70 300 2118 
1993 25 14 245 364 659 99 15 14 1415 
1994 25 243 191 232 757 45 274 89 1844 
1995 25 547 511 163 0 53 318 375 1973 
1996 25 0 63 394 746 51 318 375 1973 
1997 25 2 0 156 2274 280 23 107 2870 
1998 25 0 42 0 0 122 191 0 355 
1999 25 0 317 41 351 138 1 0 848 
2000 25 0 6 14 0 0 0 0 20 
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Статистические характеристики повреждений турбин 
Таблица П.3.1 
Турбины К-100-90 ЛМЗ 
Статистические характеристики распределения М оп Кvar Kкор Mod 
Всего 
Интенсивность повреждений 0,35 0,18 1,43   1 
Время восстановления 9,87 13,77 1,48 0,035 2 
Проточная часть 
Интенсивность повреждений 0,037 0,032 0,89   3 
Время восстановления 426 273 0,77 0,88 1 
Подшипники 
Интенсивность повреждений 0,048 0,022 0,55   1 
Время восстановления 148 107 0,83 0,79 1 
Маслосистема 
Интенсивность повреждений 0,023 0,022 1,11   1 
Время восстановления 67 43 0,73 -0,07   
Система регулирования 
Интенсивность повреждений 0,065 0,046 0,75   2 
Время восстановления 46 38 1,12 0,77 1 
Система 
парораспределения 
Интенсивность повреждений 0,031 0,036 0,91   2 
Время восстановления 94 54 0,69 0,74 1 
Трубопроводы и 
арматура 
Интенсивность повреждений 0,033 0,032 0,96   3 
Время восстановления 37 32 1,08 0,37 1 
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Таблица П.3.2 
Турбины К-200-130 ЛМЗ 
Статистические характеристики распределения М оп Кvar Kкор Mod 
Всего 
Интенсивность повреждений 0,47   0,33   1 
Время восстановления           
Проточная часть 
Интенсивность повреждений 0,039 0,019 0,61   1 
Время восстановления 275 180 0,75 0,53 1 
Подшипники 
Интенсивность повреждений 0,1   0,38   1 
Время восстановления до 1992 г. 73 16 0,23 0,85 3 
   -  после 1992 г. 147 52 0,49 0,23 1 
Маслосистема 
Интенсивность повреждений 0,037 0,013 0,48   1 
Время восстановления до 1992 г. 32 15 0,49 0,26 2 
   -  после 1992 г. 126 167 1,79 0,36 1 
Система регулирования 
Интенсивность повреждений 0,116 0,045 0,48   1 
Время восстановления до 1992 г. 36 11 0,43 0,84 1 
   -  после 1992 г. 143 76,2 0,69 0,39 1 
Система парораспределения 
Интенсивность повреждений 0,1 0,05 0,55   1 
Время восстановления 50 28 0,65 0,67 2 
Трубопроводы и арматура 
Интенсивность повреждений 0,037 0,013 0,48   1 
Время восстановления до 1992 г. 20 9 0,45 0,74 2 
   -  после 1992 г. 40 21 0,52 0,8 2 
 
  
427  Приложение 3 
 
 
Таблица П.3.3 
Турбины К-300-240 ЛМЗ 
Статистические характеристики распределения М оп Кvar Kкор Mod 
Всего Интенсивность повреждений           
Время восстановления           
Проточная часть 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,075 0,020 0,33   1 
   -  после 1992 г. 0,023 0,031 1,77   1 
Время восстановления до 1992 г. 806 498 0,71 0,15 1 
   -  после 1992 г. 285 164 0,76 0,93 1 
Подшипники 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,23 0,0742 0,43   1 
   -  после 1992 г. 0,082 0,0353 0,59   1 
Время восстановления до 1992 г. 96 33 0,45 0,35 1 
   -  после 1992 г. 163 97 0,77 0,81 1 
Маслосистема Интенсивность повреждений 0,029 0,0203 0,72   4 
Время восстановления 53 32 0,75 0,73 1 
Система 
регулирования 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,170 0,056 0,44   1 
   -  после 1992 г. 0,059 0,055 0,96   2 
Время восстановления  46 35 0,81 0,69 2 
Система 
парораспределения 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,04 0,03 1,055   1 
   -  после 1992 г. 0,016 0,022 1,39   2 
Время восстановления 40 32 1,055 0,72 1 
Трубопроводы и 
арматура 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,076 0,039 0,63   1 
   -  после 1992 г. 0,036 0,020 0,7   1 
Время восстановления до 1992 г. 22 11 0,56 0,72 2 
   -  после 1992 г. 43 11 0,3 0,96 2 
Прочее 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,21 0,0973 0,46   4 
   -  после 1992 г. 0,034 0,0245 0,72   3 
Время восстановления 64 44 0,79 0,47 1 
 
  
428  Приложение 3 
 
 
Таблица П.3.4 
Турбины К-300-240 ХТЗ 
Статистические характеристики распределения М оп Кvar Kкор Mod 
Всего 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 1,3 0,32 0,27   2 
   -  после 1992 г. 0,86 0,40 0,46   3 
Время восстановления           
Проточная часть 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,099 0,067 0,78   1 
   -  после 1992 г. 0,027 0,040 2,01   1 
Время восстановления до 1992 г. 303 271 0,96 0,75 2 
   -  после 1992 г. 110 121 1,03 0,9 2 
Подшипники Интенсивность повреждений 0,14 0,09 0,88   1 
Время восстановления  73 37 0,68 0,82 1 
Маслосистема 
Интенсивность повреждений 0,051 0,0229 0,6   1 
Время восстановления до 1992 г. 27 32,2 1,6 0,51 1 
   -  после 1992 г. 62 37 0,77 0,51 1 
Система 
регулирования 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,39 0,16 0,42   3 
   -  после 1992 г. 0,15 0,11 0,89   1 
Время восстановления  70 74 1,16 0,89 1 
Система 
парораспределения Интенсивность повреждений 0,11 0,05 0,56   2 
Время восстановления 40 21 0,74 0,78 1 
Трубопроводы и 
арматура Интенсивность повреждений 0,13 0,07 0,72   1 
Время восстановления 53 49 1,01 0,81 1 
Прочее Интенсивность повреждений 0,19 0,11 0,69   1 
Время восстановления 56 29 0,64 0,62 1 
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Таблица П.3.5 
Турбины Т-180-130 ЛМЗ 
Статистические характеристики распределения М оп Кvar Kкор Mod 
Всего 
Интенсивность повреждений 
до 1992 г.           
   -  после 1992 г.           
Время восстановления           
Проточная часть Интенсивность повреждений 0,032 0,045 1,35   3 
Время восстановления  226 194,3 1,19 0,88 1 
Подшипники Интенсивность повреждений 0,08 0,082 1,02   4 
Время восстановления 130 151,9 1,17 0,72 1 
Маслосистема Интенсивность повреждений 0,028 0,047 1,69   1 
Время восстановления 35 38,9 1,11 0,88 1 
Система регулирования Интенсивность повреждений 0,14 0,2 1,39   1 
Время восстановления 51 30,1 0,59 0,93 1 
Система 
парораспределения Интенсивность повреждений 0,072 0,701 0,97   2 
Время восстановления 42 24,8 0,6 0,84 1 
Трубопроводы и 
арматура Интенсивность повреждений 0,06 0,078 1,3   1 
Время восстановления 40 29,4 0,73 0,8 1 
Прочее Интенсивность повреждений 0,14 0,156 1,14   1 
Время восстановления 87 77,1 0,89 0,53 1 
Наработка на отказ Интенсивность повреждений 0,85 0,737 0,87   1 
Время восстановления 11416 14590 1,28 -0,54 1 
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Таблица П.3.6 
Турбины Т-100-130 ТМЗ 
Статистические характеристики распределения М оп Кvar Kкор Mod 
Всего 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,34 0,21 0,66   2 
   -  после 1992 г.           
Время 1-го восстановления 225 180 0,79 0,78 1 
Проточная часть 
Интенсивность повреждений 0,019 0,013 0,76   2 
Время восстановления до 1992 г. 741 486 0,89 0,18 1 
   -  после 1992 г. 416 98,6 0,326 0,033 1 
Подшипники 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,022 0,017 0,62   1 
   -  после 1992 г. 0,024 0,036 1,136   1 
Время восстановления до 1992 г. 169 109 0,57 0,223 1 
   -  после 1992 г. 103 76 0,53 0,13 1 
Маслосистема 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,024 0,013 0,52   3 
   -  после 1992 г. 0,013 0,024 1,68   2 
Время восстановления до 1992 г. 57 53 0,91 0,37 2 
   -  после 1992 г. 70 129 1,15 0,97 1 
Система 
регулирования 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,055 0,037 0,56   1 
   -  после 1992 г. 0,02 0,044 1,57   1 
Время восстановления до 1992 г. 71 65 0,74 0,8 1 
   -  после 1992 г. 34 28 0,58 0,88 1 
Система 
парораспределения 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,071 0,029 0,44   1 
   -  после 1992 г. 0,036 0,035 1,12   1 
Время восстановления до 1992 г. 90 65 0,55 0,53 1 
   -  после 1992 г. 69 53 0,54 0,71 1 
Трубопроводы и 
арматура 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,05 0,032 0,65   3 
   -  после 1992 г. 0,04 0,053 1,31   2 
Время восстановления до 1992 г. 19 13 0,87 0,84 1 
   -  после 1992 г. 49 79 2,14 0,43 1 
Прочее 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,04 0,027 0,71   3 
   -  после 1992 г. 0,041 0,109 2,68   2 
Время восстановления до 1992 г. 178 126 0,81 0,54 1 
   -  после 1992 г. 337 268 0,78 0,24 2 
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Таблица П.3.7 
Турбины Т-250-240 ТМЗ 
Статистические характеристики распределения М оп Кvar Kкор Mod 
Всего 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 1,1 0,5 0,51   2 
   -  после 1992 г. 0,49 0,17 0,32   4 
Время восстановления 51 37 0,82 0,48 1 
Проточная часть 
Интенсивность повреждений 0,04 0,04 1,03   4 
Время восстановления  295 234 1 0,51 1 
Подшипники 
Интенсивность повреждений 0,06 0,05 0,76   5 
Время восстановления 76 75 1,23 0,58 1 
Маслосистема 
Интенсивность повреждений 0,02 0,05 3,26   1 
Время восстановления 24 18 0,86 0,9 2 
Система 
регулирования 
Интенсивность повреждений до 1992 г. 0,42 0,26 0,82   1 
Интенсивность повреждений после 1992 г. 0,09 0,060 0,77   2 
Время восстановления 28 27 1,26 0,82 2 
Система 
парораспределения 
Интенсивность повреждений 0,08 0,12 1,58   2 
Время восстановления 50 47 1,05 0,84 2 
Трубопроводы и 
арматура 
Интенсивность повреждений 0,09 0,09 0,09   3 
Время восстановления 28 18 0,83 0,74 1 
Прочее 
Интенсивность повреждений 0,12 0,08 0,74   1 
Время восстановления 34 25 0,74 0,5 3 
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Таблица П.3.8 
 
Турбины Т-175-130 ТМЗ 
Статистические характеристики распределения М оп Кvar Kкор Mod 
Всего 
Интенсивность повреждений 0,42   1,29   1 
Время восстановления           
Проточная часть 
Интенсивность повреждений 0,062 0,075 1,19   4 
Время восстановления 356 234 0,86 0,85 1 
Подшипники 
Интенсивность повреждений 0,04 0,06 2,075   1 
Время восстановления 252 223,2 1,16 0,82 1 
Маслосистема 
Интенсивность повреждений 0,017 0,034 1,94   3 
Время восстановления 84 24,9 0,44 0,97 1 
Система регулирования 
Интенсивность повреждений 0,028 0,000 1,44   3 
Время восстановления 124 168 1,83 0,54 1 
Система 
парораспределения 
Интенсивность повреждений 0,017 0,050 5,29   1 
Время восстановления 76 51 1,05 -0,05 1 
Трубопроводы и 
арматура 
Интенсивность повреждений 0,073 0,131 1,95   2 
Время восстановления 33 26 1,07 0,83 1 
Прочее 
Интенсивность повреждений 0,045 0,131 2,81   3 
Время восстановления 66 58 1,33 0,92 1 
Наработка на отказ 
  32190 26961 0,82   4 
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Наименование электростанции ____________________________________ 
 
Опросный лист 
 
По надежности турбоагрегата 
 
 
Сведения об эксперте 
 
Должность ______________________ 
Стаж работы ___________ лет, в том числе в данной должности ________ лет. 
Образование _______________________________________________________ 
 
Вопросы 
 
Наименование турбины ______________________________________________ 
Количество турбин данного наименования ______________________________ 
Продолжительность эксплуатации турбин   от ________ до ___________ лет 
 
1. Укажите примерное соотношение числа неплановых остановов из-за дефектов 
 
Оборудование Количество повреждений в 
% 
котел  
турбина  
генератор  
Вспомогательное оборудование  
 
2. Ваше мнение об основных причинах остановов турбин (укажите 2-3 причины) 
_____________________________________________________________________________ 
_____________________________________________________________________________ 
_______________________________________________________________. 
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3. Укажите примерное количество повреждений (в год) элементов турбины, при-
водящих к неплановому останову. 
 
Элемент турбины Количество повреждений  
Система автоматического 
регулирования 
 
Система парораспределения  
Проточная часть  
Подшипники  
Маслосистема  
 
4.  Укажите примерную длительность одного восстановления (час). 
Элемент турбины Время восстановления  
Система автоматического 
регулирования 
 
Система парораспределения  
Проточная часть  
Подшипники  
Маслосистема  
 
5. Укажите распределение основных дефектов, обнаруженных при плановых  ремон-
тах (вскрытиях) турбин.  
 
Дефект Количество повреждений 
в % 
Поломки лопаток  
Износ диафрагм  
Износ концевых уплотнений  
Дефекты подшипников  
Прогиб вала  
Износ шеек  
Задевания в проточной части  
Другие дефекты  
 
6. Укажите вероятность обнаружения  дефектов в каждый капитальный ремонт.  
Дефект Вероятность обнаружения 
дефекта в % от 100% 
Поломки лопаток  
Износ диафрагм  
Износ концевых уплотнений  
Дефекты подшипников  
Прогиб вала  
Износ шеек  
Задевания в проточной части  
Другие дефекты  
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7. Оцените, как быстро после ремонта появляются дефекты в концевых уплотне-
ниях ______________________________________________________________ 
__________________________________________________________________ 
 
8. Возникают ли проблемы, приводящие к длительной балансировке, при пуске 
турбин после ремонта (оцените в % к общему количеству пусков)? 
_________________________________________________________________ 
__________________________________________________________________ 
 
9. Какое количество турбин работает с повышенной вибрацией (оцените в % к об-
щему количеству турбин)? 
__________________________________________________________________ 
 
10. Возникают ли при пуске-останове турбин проблемы из-за нарушения работы 
системы тепловых расширений (какие)? 
__________________________________________________________________ 
__________________________________________________________________ 
 
11. Оцените надежность работы САР . 
__________________________________________________________________ 
__________________________________________________________________ 
 
12. Какие элементы САР наиболее повреждаемы (наиболее часто встречающиеся 
дефекты)? 
__________________________________________________________________ 
__________________________________________________________________ 
 
13. Какова периодичность проведения капремонтов? 
__________________________________________________________________ 
__________________________________________________________________ 
 
14. Какова реальная средняя продолжительность капремонта турбины? 
__________________________________________________________________ 
__________________________________________________________________ 
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15. Как изменяется экономичность турбины в межремонтный период? 
 
Срок эксплуатации после ремонта Потеря КПД в %  
1 год  
2 год  
3 год  
4 год  
5 год  
 
16. Как Вы считаете можно ли увеличить период между  капремонтами? 
__________________________________________________________________ 
__________________________________________________________________ 
 
17. Как Вы считаете целесообразно ли заменить выполнение капремонтов турбины 
в целом на поузловой (отдельный цилиндр, отдельные подшипники и т.д) ремонт, но с 
меньшей периодичностью (на основе данных диагностирования)? 
__________________________________________________________________ 
__________________________________________________________________ 
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Наименование электростанции ______________________________ 
 
Опросный лист 
По надежности теплообменных  аппаратов 
паротурбинных установок 
 
Сведения об эксперте 
 
Должность ______________________ 
Стаж работы ________ лет, в том числе в данной должности _______ лет. 
Образование ___________________________________________________ 
 
Памятка для анкетируемого: 
 
1. Если Вы затрудняетесь с ответом, на вопрос, то данную графу можно не заполнять. 
2. При оценке длительности восстановления (п.2) необходимо указать полную длительность 
восстановления аппаратов (диапазон, например 20…30ч). 
 
Вопросы 
Наименование турбины _________________________________________ 
Количество турбин данного наименования __________________________ 
Продолжительность эксплуатации турбин   от ________ до _________ лет 
 
1. Примерное количество повреждений (в год) аппаратов и общее число аппаратов 
данного вида на турбоустановке  
 
Вид аппарата Число аппаратов Количество повреждений 
ПВД   
Кожухотрубные, ПНД, СП, ОЭ, ЭУ   
ОВИ   
ПСВ   
ПСГ   
Конденсаторы   
Маслоохладители   
 
Примечание ____________________________________________________ 
____________________________________________________________________ 
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2. Длительность одного восстановления (час). 
 
Вид аппарата Длительность восстановления 
ПВД  
ПНД, СП, ОЭ, ЭУ  
ОВИ  
ПСВ  
ПСГ  
Конденсатор  
Маслоохладитель  
 
Примечание 
_______________________________________________________ 
____________________________________________________________________ 
 
3.В какой период работы с начала эксплуатации или замены трубного 
пучка увеличилось число повреждений аппаратов (отметить знаком + в соот-
ветствующей графе) 
 
Вид аппарата До 5 лет От 5 до 15 лет Свыше 15 лет 
ПВД    
ПНД, СП, ОЭ, ЭУ    
ОВИ    
ПСВ    
ПСГ    
Конденсатор    
Маслоохладитель    
 
Примечание _______________________________________________________________ 
________________________________________________________________________________ 
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4. Причины выхода из строя аппаратов (отметить знаком + в соответствующей графе). 
 
Причины выхода 
из строя 
ПВД 
ПНД, 
СП, 
ОЭ, ЭУ 
ОВИ ПСВ ПСГ 
Конденса
тор 
Маслоохл
адитель 
Конструктивные 
недостатки 
       
Низкое качество 
изготовления 
(трубок) 
       
Дефекты монтажа 
наладки 
       
Нарушение 
условий 
эксплуатации 
       
Не установлено        
 
Другие причины____________________________________________________________ 
________________________________________________________________________________ 
5. Оцените удельный вес вида повреждений (дефекта) (в %) в общем количестве по-
вреждений 
 
Вид дефекта ПВД 
ПНД, 
СП, ОЭ, 
ЭУ 
ОВИ ПСВ ПСГ 
Конденса
тор 
Маслоохл
адитель 
Повреждение 
труб 
   -    
Загрязнение 
труб и других 
элементов 
       
Потеря 
герметичности 
корпуса 
       
Повреждение 
арматуры, 
дренажей 
       
Ложное 
срабатывание 
защит 
       
Прочее        
 
Примечание _______________________________________________________________ 
____________________________________________________________________ 
440  Приложение 4 
 
6. Какой удельный вес среди причин повреждений (дефектов) составляет данная при-
чина (в %). 
 
Причина 
повреждений( 
дефектов) 
ПВД 
ПНД, 
СП, 
ОЭ, ЭУ 
ОВИ ПСВ ПСГ 
Конденса
тор 
Маслоохл
адитель 
Коррозия труб 
и элементов 
конструкций 
       
Эрозионный 
износ 
       
Нарушение 
вальцованного 
соединения 
-       
Вибрация 
трубок 
-       
Термическая 
усталость 
       
Прочее        
 
Примечание _______________________________________________________________ 
________________________________________________________________________________ 
  
7. Какая доля отказов (в %) приводит к останову турбины? 
Тип аппарата ДОЛЯ ОТКАЗОВ 
ПВД  
ПНД, СП, ОЭ, ЭУ  
ОВИ  
ПСВ  
ПСГ  
Конденсатор  
Маслоохладитель  
 
Примечание _______________________________________________________________ 
________________________________________________________________________________ 
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8. Срок службы трубных систем (год ) 
 
ПВД ПНД, СП, 
ОЭ, ЭУ 
ОВИ ПСВ ПСГ Конденса
тор 
Маслоохл
адитель 
       
 
Примечание _______________________________________________________________ 
________________________________________________________________________________ 
 
9. Распределите места для каждого типа  теплообменных аппаратов по степени ремон-
топригодности 
 
ПВД ПНД, СП, 
ОЭ, ЭУ 
ОВИ ПСВ ПСГ Конденса
тор 
Маслоохл
адитель 
       
 
 
Примечание _______________________________________________________________ 
________________________________________________________________________________ 
 
10. Укажите количество аппаратов, требующих капитального ремонта (замена труб-
ного пучка  или аппарата в целом) 
 
ПВД ПНД, СП, 
ОЭ, ЭУ 
ОВИ ПСВ ПСГ Конденса
тор 
Маслоохл
адитель 
       
 
 
Примечание _______________________________________________________________ 
________________________________________________________________________________ 
 
Ф.И.О. лица проводившего анкетирование ___________________________________ 
Дата _________________  Подпись _______________________________________ 
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Отказы вспомогательного оборудования турбоустановок 
Таблица П.5.1 
ТЭС с поперечными связями 
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о
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 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2  
1980 28 26/1003 35 17/339 2  47 9/421 8 5/89 7 7/126   5 4/66 7 3/119 17 8/316 7 5/41 -  -  11 
1981 46 43/714 35 9/225 3  47 2/22 3 1/1 16 16/650   7 7/247 2 1/9 11 1/53 8 3/13 9 7/63 7 6/83 11 
1982 30 30/728 29 7/202 5  55 3/74 2 2/15 5 5/119   1 1/19 2 2/15 18 5/42 4 3/6 13 11/199 13 12/261 2 
1983 39 38/1181 19 7/24 2  30 5/41 2 2/56 7 7/152   3 3/40 4 3/10 20 6/298 5 1/11 10 10/428 6 5/138 7 
1984 37 36/2092 17 10/356 -  54 5/191 4 2/149 7 7/622   7 7/289 5 1/10 20 10/284 13 11/205 12 10/159 17 12/326 5 
1985 40 40/1398 28 3/150 -  42 5/158 4 3/64 7 7/466   6 6/225 1 1/8 12 2/15 6 4/116 13 10/136 12 5/48 1 
1986 64 63/2225 2 - 29 10/394 19 3/253 5 2/17 18 18/983   4 4/169 3 1/3 24 10/450 17 14/162 16 12/217 19 11/733 2 
1987 67 67/3443 66 25/1016 6 2/4 41 3/270 6 1/5 12 12/516   10 10/247 6 2/44 20 7/246 12 8/284 18 14/390 34 25/683 11 
1988 47 46/2532 42 13/659 -  40 5/92 8 3/96 5 5/233   7 7/243 4 2/7 29 10/308 24 12/352 29 28/484 10 7/195 4 
1989 28 26/1001 41 11/304 1 - 23 3/76 1 - 14 14/445   6 6/134 1 1/11 23 5/609 50 6/134 17 13/510 15 8/134 8 
1990 37 36/2199 12 6/120 1 - 14 1/1 7 5/101 4 2/125   3 3/54 -  10 2/156 20 4/76 17 14/695 15 13/825 1 
1991 12 12/1499 2 1/1 -  4 2/1248 -  2 2/341   -  2 2/271 2 2/195 2 2/282 1 1/197 4 4/26 3 
1992 7 7/547 3 1/11   -  1  1 1/77   1 - -  7 1/302 3 3/788 3 3/385 3 2/99 1 
1993 7 6/487 5 3/429   7 1/120 1 1/60 1 1/16   1 1/14 1 1/54 -  2 2/331 -  3 2/18 3 
1994 5 5/133 2 1/1 -  2 1/24   1 1/26     1 1/7 1 1/12 3 3/26 7 4/143 2 1/2 3 
1995 17 12/619 3 1/24 1 1/8 6 2/14   4 4/195     3 - 4 3/5 3 3/159 11 9/733 3 2/18 2 
1996 29 26/754 7 6/501   5 -   5 4/138     2 1/1 4 2/3 3 3/84 2 2/39 5 1/3 43 
1997 19 18/894 5 1/11   -    8 8/464     -  3 2/14 1 - 6 4/27 2 2/63 44 
1998 9  1    5    4  6    1  1  4  11  7  5 
1999 12  4     12   3  11    1  2  14  5  9  5 
2000 22  4    5    4  15    1  2  4  13  7  5 
1 – всего 
2 –  в том числе вызвавшие остановы энергоблоков (время восстановления) 
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Таблица П.5.2 
Турбоустановки с турбинами Т-180 ЛМЗ 
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 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 
1981                             
1982                             
1983                             
1984                             
1985                             
1986                             
1987                             
1988 -  1 1/2 -  2 2/137 -  2 2/30 - - - - 1 1/105 - - - - - - 1 1/30 - - 
1989 -  12 4/30 -  1 1/21 -  2 2/88 3 3/17 -  2 2/23 -  -  2 1/24 1 1/4 1  
1990 1 1/19 3 2/31 -  2 2/12 -  1 1/67 -  -  1  -  -  -  -  -  
1991 15 15/504 2 2/11 -  -  1 1/7 1 1/10 -  1 1/63 -  -  -  -  2 2/150   
1992 2 2/94 3 3/27 -  1 1/3 -  2 2/28 -  -    1 1/21 -  -  2 2/27 -  
1993 4 4/165 -  -  -  -  1 1/27             1 1/91 1 1/5 
1994                         1 1/18   
1995 1 1/26 3 3/4       1 1/51       1 1/23       1 1/16 
1996 1 1/36 3 2/30       1 1/10 1              1 1/35 
1997 1 1/40 2                    1 1/1 1 1/4   
1998   1        2 2/116       1 1/3         
1999 1 1/74 2 1/1                       1 1/6 
2000   2 1/4   3                1 1/7 1 1/9   
 
1 – всего 
2 – в том числе вызвавшие остановы энергоблоков (время восстановления) 
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Таблица П.5.3 
Турбоустановки с турбинами К-200 ЛМЗ 
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 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 
1988 3 3/53 15 10/233 - - 26 4/148 1 1/9 3 3/21 1 1/1 2 2/188 7 1/53 3 2/27 - - 5 5/23 4 4/156 - - 
1989 6 6/73 19 11/169 -  34 6/124 3 3/32 14 11/219 3 3/78 -  12 2/46 3 2/7 1 1/2 4 3/82 3 2/60 1  
1990 3 3/67 25 14/75 -  28 6/150 10 8/267 9 9/187 -  -  -  4 3/85 -  3 3/68 6 6/232 -  
1991 15 15/551 9 9/288 -  6 6/115 6 6/84 9 9/147 4 4/48 1 1/38 2 2/104 3 3/72 -  6 6/70 5 5/176   
1992 1 1/31 5 5/28 -  1 1/6 2 2/66 1 1/9 1 1/11 1 1/55 -  -  -  -  2 2/27 -  
1993 6 6/57 7 7/224 -  2 2/9 -  1 1/63     2 2/122 1 1/11       1 1/222 
1994 5 5/120 4 3/31 1 1/24 1 1/2 -  1 1/29 1 1/72         3 3/26 1 1/34 1/10  
1995 1 1/30 5 3/86   2 2/212 2 2/50 4 4/216       3 3/91   2 2/69 2 2/85 5 3/39 
1996 2 2/263 7 6/232   1 1/6           1    5 4/197 4 4/223 1 1/8 
1997 2 2/48 7 5/174     1 1/24 4 4/230 1 1/38     1  1  13 13/294   2  
1998 4 4/62 6 4/180 1 1/26 3 1/3   2 2/31   1 1/56       8 6/116 5 4/237 1 1/49 
1999 10 10/1143 3 2/121   1 1/7   1 1/26   2 2/293 1  3      1 1/21 3 3/42 
2000 12 12/1107 2 2/5   1    2 2/384   1 1/753       5 5/70 1 1/8   
 
1 – всего 
2 – в том числе вызвавшие остановы энергоблоков (время восстановления) 
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Таблица П.5.4 
Турбоустановки с турбинами Т-250 ТМЗ 
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 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 
1988 1 1/8 5 5/154 16 3/37 3 3/97 - - - - -  -  -  -  1 1/53 2 2/58 2 2/80 -  
1989 -  5 3/128 6 3/29 3 1/22                 1 1/21   
1990 4 4/60 2 2/55 11 1/56 -  -  -  1 1/132 -  -  -  -  3 3/55     
1991 5 5/383 3 3/162 1 1/20 2 2/34 -  1 1/9             2 2/45   
1992 -  -  1 1/5 1 1/29 -  1 1/26 -  -    3 3/83         
1993 4 4/197 2 2/382 -  2 2/22 -  -  1 1/11               
1994 2 2/25 2 2/22 2 2/63 -                  1 1/7   
1995 1 1/3 2 2/30 3 3/60               1 1/2 1 1/4     
1996 -  2 2/123 1 1/87 1 1/13 -  1 1/49 -  -  -  -  -  3 3/59     
1997 1 1/10 2 2/29 3 3/68 -  -  1 1/31 -  -  -  1 1/36 -  -  1 1/22   
1998 1 1/2 1 1/6 -  3 3/257 -  -  -  -  -  1 1/72 -  1 1/37 -  -  
1999 -  1 1/3 4 3/22 -  -  1 1/46 -  -  -  -  -  1 1/1   1 1/23 
2000 -  -  -  -  -  -  -  -  -  -  -  --  -  --  
 
1- всего 
2-  в том числе вызвавшие остановы энергоблоков (время восстановления) 
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Таблица П.5.5 
Турбоустановки с турбинами К-300 ЛМЗ 
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 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 
1988 1 1/1 10 10/782 26 3/94 10 2/48 -  -  1 1/4 - - 4 2/198 -  -  5 5/107 5 5/64 -  
1989 2 2/31 2 1/5 17 2/21 9 1/19 2 2/37 3 3/53 5 4/147 -  15 6/922 -  4 - 2 1/3 6 6/116 1 1/3 
1990 3 3/102 8 8/374 13 12/473 6 3/41 1 1/17 2 2/83 1 1/22 -  3 - 3 3/724 1 1/38 2 2/105 5 5/233 -  
1991 8 8/337 11 11/719 16 16/724 8 8/608 2 2/53 1 1/188 -  -  5 5/287       2 2/45   
1992 - - 2 2/102 1 1/2 2 2/19 -  -  1 1/8 1 1/40   -  2 2/51 1 1/15     
1993 2 2/11 -  9 2/64 1 1/3 1 1/16 -  1 1/3               
1994 1 1/14 2 2/12 2 2/100 1 1/6                     
1995 -  -  4 3/209 2 2/106 -  -  1 1/21     2 1/65 1 1/53     1 1/11 
1996 -  2 2/260 6 2/55 1 - -  -  1 1/31 1 1/48 -  -    5 5/157 2 2/12   
1997 -  2 2/178 4 2/208 -  -  -  -  1 1/42 -  -  -  6 5/203 1 1/40 2 1/13 
1998 -  1 1/30 7 1/136 1 1/154 -  -  1 1/42 -  -  -  -  6 5/250 5 4/47 1 - 
1999 -  1 1/82 5 1/2 -  2 1/25 -  -  -  1  1        1  
2000 -  1 1/118 6 -           1      3 3/76 1  -  
 
1 –всего 
2 – в том числе вызвавшие остановы энергоблоков (время восстановления) 
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Таблица П.5.6 
Турбоустановки с турбинами К-300 ХТЗ 
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 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2 
1988 5 5/48 17 11/267 50 4/55 57 11/139 1 - -  2 2/83 2 2/67 6 - -  3 1/50 9 8/170 7 7/274 -  
1989 5 5/128 13 7/168 37 8/207 40 8/94 1 1/16 -  4 4/163 -  12 2/90 1 - 6 - 3 3/39 10 10/192 2 2/22 
1990 5 5/181 13 10/317 22 5/107 25 6/122 -  -  9 9/271 -  7 - 1 1/3 2 1/14 8 6/175 12 12/274 -  
1991 7 7/108 18 18/410 8 8/221 8 8/133 2 2/173 -  3 3/68 1 1/19 4 4/623 -  3 3/77 1 1/20 11 11/271   
1992 5 5/101 3 3/32 1 1/33 1 1/7 -  -  2 2/94 1 1/78   -  1 1/25 -  4 4/70 1 1/117 
1993 3 3/57 4 4/88 2 1/29 -  -  -  -  -  3 3/27 -      4 4/93   
1994 -  1 1/254 2 2/54 2 2/44     3 3/200 1 1/86 1 1/28     1 1/69     
1995 1 1/141 1 1/202 7 2/38 3 ¼ -  -  4 4/166 1 1/25 -  -  2 2/13 1 1/27 1 1/7 1 - 
1996 1 1/142 3 3/372 4 ½ - - -  -  9 9/1165         1 1/76     
1997 1 1/51 6 4/512 14        1 1/70 -  -  -  -  3 3/150 2 2/78 1 1/55 
1998 -  1 1/195 10 1/47 1 - -  -  5 4/329 -  -  -  -  5 4/135 4 2/324 1 1/222 
1999 2 2/445 1 1/5         2 2/92           1 1/49 1 1/5 
2000 1 1/15 1 - 3 - 2 -               4 3/35 3 2/33 1 - 
 
1 – всего 
2 - в том числе вызвавшие остановы энергоблоков (время восстановления) 
 
448  Приложение 6 
 
 
4
4
8
                                        П
р
и
л
о
ж
ен
и
е 5
 
Повреждения турбин К-100-90 ЛМЗ 
 
При анализе аварийных остановов, произошедших более чем за 25 лет  (с 
1977 по 2003гг) на турбинах типа К-100-90 ЛМЗ, эксплуатируемых на различных 
электростанциях Советского союза (до 1992г) и России (с1992г) были выявлены 
ряд типовых повреждений. 
1. Повреждения проточной части 
- обрывы рабочих лопаток 22-й ступени на высоте 65 мм от корня; 
- усталостный обрыв  лопатки 22-й ступени на высоте между верхним и нижним 
бандажами; 
- обрыв  лопатки 22-й ступени в месте электроискрового упрочнения входной 
кромки; 
- усталостный обрыв  лопатки 17-й ступени на расстоянии 35 мм от корня (нара-
ботка 19733 ч 1205пусков); 
- усталостный обрыв  лопатки 17-й ступени на расстоянии 55 мм от корня (нара-
ботка 27252 ч 1209пусков); 
- усталостный обрыв  лопатки 17-й ступени на расстоянии 68 мм от корня (нара-
ботка 37000 ч); 
- обрыв  лопатки 17-й ступени на расстоянии 60 мм от корня; 
- обрыв  лопатки 17-й ступени на расстоянии 60 мм от корня (наработка 7000 ч); 
- обрыв 4-х лопаток 22-й ступени у корня, остальные лопатки загнуты; на некото-
рых лопатках 17-й и 22-й ступеней трещины до 30-40мм на выходных кромках 
(причина – обрыв гужонов, крепящих козырек 22-й ступени к телу обоймы); 
- обрыв  лопатки 17-й ступени, на нескольких лопатках 17-й и 22-й ступеней попе-
речные трещины вблизи корня (причина- вибрационная усталость наработка 
63000 ч); 
- усталостные трещины рабочих лопаток 22-й ступени длиной до 70мм от корня на 
высоте 65 мм от корня; 
- поперечная трещина лопатки 22-й ступени на высоте 70 мм от корня (наработка 
37000 ч); 
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- трещины в прикорневой зоне на лопатках 17-й и 22-й ступеней 
- усталостные трещины рабочих лопаток 17-й ступени длиной до 70мм от корня на 
высоте 65 мм от корня; 
- трещина в прикорневой зоне рабочей лопатки 17-й ступени со стороны выходной 
кромки; 
- трещина в прикорневой зоне рабочей лопатки 17-й ступени со стороны выходной 
кромки; 
- трещина в прикорневой зоне рабочей лопатки 17-й ступени со стороны выходной 
кромки; 
- усталостный обрыв  лопатки 17-й ступени на расстоянии 51 мм от корня; 
- трещины усталостного характера на рабочих лопатках 17-й и 22-й ступеней, 
берущие начало от входных кромок, имеющих незначительный эрозионный из-
нос; 
- трещины на 2-х рабочих лопатках 17-й ступени длиной 35-56 мм на расстоянии 
51-75 мм от корня и на одной лопатке 22-й ступени  длиной 35мм на расстоянии 
68 мм от корня; трещины берут начало от выходных кромок, имеющих незначи-
тельный эрозионный износ (наработка 28743 ч 1499пусков); 
- задевания рабочих лопаток 17-й ступени о козырек; концы лопаток имеют нати-
ры, задиры и подгибы; 
- деформация вершин 8 лопаток 17-й ступени; 
- трещины рабочих лопаток 16-й ступени от отверстия под нижнюю бандажную 
проволоку; 
- эрозия выходных кромок рабочих лопаток 17-й и 22-й ступеней (до сквозных 
промывов); 
- зрозионный износ лопаток 1-го ряда регулирующей ступени (глубиной 5-7 мм); 
- обрыв бандажной проволоки; 
- обрыв переферийной части рабочих лопаток 17-й ступени на высоте 145 мм от 
вершины из-за наличия усталостной трещины, развившейся от входной кромки; 
- обрыв рабочей лопатки 12-й ступени; 
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- обрыв 6 рабочих  лопаток 12-й ступени в районе бандажных отверстий (Обрыв 
лопаток носит усталостный характер); 
- обрыв рабочей лопатки 12 ступени, бандажей 12-й и 13-й ступеней и направляю-
щих лопаток 12-й и 16-й ступеней (причина – длительная работа с повышенной 
вибрацией); 
- прогиб РВД 
- повреждение концевых и диафрагменных уплотнений ЦВД и смещение ЦВД (на 
0,8мм) за счет: 
 выработки и смятия контрольных штифтов крепления паза вертикально-
го шпоночного соединения в районе первого стула из-за применения штифтов из 
несоответствующей стали  
 ослабления посадки контрольных штифтов 
Рабочие лопатки 22-й ступени. 
- усталостные обрывы лопаток у корня; на высоте 65 мм от корня; между верхним и 
нижним бандажами; 
- обрыв  в месте электроискрового упрочнения входной кромки; 
- усталостные трещины в прикорневой зоне, а также на высоте 65…70 мм от корня 
трещины берут начало от выходных кромок, имеющих незначительный эрозион-
ный износ; 
- эрозия выходных кромок (до сквозных промывов). 
Рабочие лопатки 17-й ступени. 
- усталостные обрывы  лопаток на расстоянии 35, 51, 55, 60, 68 мм от корня; 
- обрыв переферийной части  лопаток на высоте 145 мм от вершины из-за наличия 
усталостной трещины, развившейся от входной кромки; 
-  на нескольких лопатках 17-й и 22-й ступеней поперечные трещины вблизи корня 
(причина – вибрационная усталость наработка 63000 ч); 
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- усталостные трещины в прикорневой зоне, а также на расстоянии 51…75 мм от 
корня трещины берут начало  в большинстве случаев от выходных кромок, име-
ющих незначительный эрозионный износ; 
- задевания рабочих лопаток о козырек и как следствие деформация вершин  лопа-
ток( натиры, задиры и подгибы концов лопаток); 
- эрозия выходных кромок (до сквозных промывов). 
Рабочие лопатки 16-й ступени 
- трещины рабочих лопаток 16-й ступени от отверстия под нижнюю бандажную 
проволоку. 
Рабочие лопатки 12-й ступени 
- обрыв рабочих  лопаток 12-й ступени в районе бандажных отверстий (Обрыв 
лопаток носит усталостный характер). 
Рабочие лопатки регулирующей ступени 
- зрозионный износ лопаток 1-го ряда глубиной 5-7 мм. 
Кроме того, наблюдались: 
- обрывы бандажей 12-й и 13-й ступеней; 
- обрыв направляющих лопаток 12-й и 16-й ступеней обрыв бандажной проволоки; 
- прогибы РВД; 
- повреждение концевых и диафрагменных уплотнений ЦВД. ; 
2. Повреждения подшипников  и масляных систем 
- повреждения подшипников из-за обводнения и шламования масла; 
- попадание посторонних предметов в инжектор смазки; 
- течи масла через пробитую прокладку фланцевого соединения (пожар на Серов-
ской ГРЭС в 1979); 
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- течь масла в трещине монтажного сварного стыка в месте приварки фланца к 
маслопроводу (Серовская ГРЭС в 1983); 
- повреждения подшипников из-за заноса солями проточной части; 
- повреждения ГМН; 
- подплавление колодок упорного подшипника; 
- выплавление баббитового слоя рабочих  колодок упорного подшипника. 
3. Повреждения систем регулирования и парораспределения 
- отказ в работе дифференциатора; 
- усталостное повреждение резьбы штока первого регулирующего клапана из-за 
сильной вибрации при работе с малыми нагрузками (до 30% номинальной); 
- поломка плоской пружины регулятора скорости РС-3000; 
- кольцевые трещины термоусталостного характера в крышках стопорных клапа-
нов, образовавшиеся в результате длительной эксплуатации металла клапанов в 
режиме частых пусков остановов; 
- неполное закрытие регулирующих клапанов из-за попадания под него оборванной 
гильзы термопары; 
- зависание регулирующих клапанов из-за попадания в клапан оборванной гильзы 
термопары; 
- заклинивание штока регулирующего клапана в закрытом положении; 
- трещины на крышке стопорного клапана (на ребрах жесткости и по периметру 
стакана протяженностью 50-60 мм и глубиной 4-7мм) из-за старения металла; 
- отказ сервомотора ЧНД из-за отсоединения поршня от штока; 
- зависание регулирующего  клапана №1 в открытом положении из-за износа 
уплотнительных колец на буксе  (Нижне-Туринская ГРЭС 1983); 
- зависание регулирующего  клапана из-за попадания в клапан оборванной гильзы 
термопары (Нижне-Туринская ГРЭС  т/а 8  1985); 
- зависание регулирующего  клапана из-за попаданияотложений между штоком и 
втулкой; 
- раскрытие разъема стопорного клапана; 
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- заедание стопорного клапана из-за образования окалины между направляющей 
клапана и клапаном; 
- трещина на стопорном клапане в результате длительной эксплуатации (220 тыс. 
ч); 
- остаточная деформация корпусов стопорных клапанов в результате длительной 
эксплуатации; 
- заедание золотника регулятора скорости из-за плохого качества масла; 
4. Повреждение корпусных деталей 
- трещины ЦВД при наработке  более 140 000 часов; 
- смещение ЦВД (на 0,8мм). 
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Основные работы, выполняемые в процессе ремонтов турбин К-100-90 ЛМЗ 
 
САР 
Парорас
пределе
ние 
ОУП 
№1 
ЦВД РВД ОП №2 
ПМ 
РВД-
РНД 
ОП №3 ЦНД РНД ВПУ ОП №4 
ПМ 
РНД-РГ 
ОП №5 РГ УВГ ОП №6 
ПМ РГ-
РВ 
ОП №7 Возб ОП №8 
Неустра
ненные 
дефект
ы 
Замена 
упл 
колец 
ГМН 
(45) 
Замена / 
ремонт 
седла 
СК (52) 
Замена 
сетмент
ов МУ 
(52) 
Центровка 
проточной 
части (83) 
Очистка 
ЛА от 
солевых 
отложен
ий (67) 
Замена 
сетмент
ов МУ 
(62) 
Шабров
ка торц 
поверхн
остей 
(52) 
Замена 
сетмент
ов МУ 
(62) 
Центровк
а 
проточно
й части 
(69) 
Очистка 
ЛА от 
солевых 
отложен
ий (76) 
Замена 
подшип
ников 
червяка 
(24) 
Замена 
сетмент
ов МУ 
(60) 
Шабров
ка торц 
поверхн
остей 
(48) 
Замена 
сетмент
ов МУ 
(55) 
Шлифов
ка под 
вкладыш
и ОП (7) 
Перезал
ивка 
вкладыш
ей (76) 
Замена 
сетмент
ов МУ 
(52) 
Шабров
ка торц 
поверхн
остей 
(26) 
Замена 
сетмент
ов МУ 
(19) 
  Замена 
сетмент
ов МУ 
(19) 
Износ 
тел 
диафраг
м (12) 
Замена 
РС (18) 
Замена 
РК (47) 
Перезал
ивка 
вкладыш
ей / 
местная 
наплавка 
(36) 
Очистка 
ЛА от 
солевых 
отложени
й (67) 
Баланси
ровка 
(33) 
Перезал
ивка 
вкладыш
ей (12) 
Райберо
вкака 
отверсти
й  (17) 
Перезал
ивка 
вкладыш
ей (10) 
Очистка 
ЛА от 
солевых 
отложени
й (71) 
Замена 
/ремонт 
дисков 
(33) 
 Перезал
ивка 
вкладыш
ей (12) 
Райберо
вкака 
отверсти
й  (26) 
Перезал
ивка 
вкладыш
ей (19) 
Шлифов
ка под 
вкладыш
и УВГ 
на ВПУ 
(24) 
 Перезал
ивка 
вкладыш
ей (17) 
Райберо
вкака 
отверсти
й  (5) 
Перезал
ивка 
вкладыш
ей (12) 
 Перезал
ивка 
вкладыш
ей (10) 
Износ 
втулок 
уплотне
ний (12)  
Замена 
раб 
колеса 
ГМН 
(12) 
Замена 
шпилек 
СК, РК 
(27) 
Замена / 
перезали
вка 
рабочих 
колодок 
(24) 
Завариван
ие трещин 
в корпусе 
(31) 
Шлифов
ка / 
проточк
а шеек 
под ОП 
(24) 
   Замена / 
ремонт 
дифрагм / 
посадочн
ых мест 
диафрагм 
(62) 
Баланси
ровка 
(33) 
             
  Замена 
поршнев
ых 
колец 
РК (12) 
Шабров
ка диска 
упорног
о гребня 
(13) 
Замена / 
ремонт 
дифрагм 
(31) 
    Заварены 
промывы 
на гориз 
разъеме 
(26) 
Шлифов
ка / 
проточк
а шеек 
под ОП 
(14) 
             
    Замена 
части 
крепежа 
гориз 
разъема 
(45) 
    Шабровк
а гориз 
разъемов 
каминов 
(21) 
              
    Замена 
части 
сегментов 
ПКУ (83) 
    Замена 
части 
сегменто
в ПКУ 
(48) 
              
    Замена 
части 
сегментов 
ДУ (71) 
    Замена 
части 
сегменто
в ДУ (67) 
              
      Замена 
части 
сегментов 
ЗКУ (57) 
        Замена 
части 
сегменто
в ЗКУ 
(48) 
                          
В скобках указано процентное отношение   количества ремонтов, где эти работы выполнялись, к общему числу ремонтов 
Общее количество проанализированных ремонтов - 42  по 13 турбинам
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Расчет экономического эффекта от реализации метода повышения 
надежности систем парораспределения за счет обработки подшипников 
механизма парораспределения в растворе эпилама. 
 
Турбина Т-100-130 ТМЗ ст. №6 Среднеуральской ГРЭС 
 
При использовании консистентных смазок происходило по 2 останова 
в год для ремонта (замены) подшипников качения кулачкового вала парорас-
пределения. 
Время, затрачиваемое на ремонт (замену) подшипников качения кулач-
кового вала парораспределения принимается равным72 часа, а с учетом вре-
мени на останов, расхаживание и пуск (без выработки электроэнергии) – 144 
часа. 
Средняя нагрузка по турбине №6  за 2003 г согласно форме (3-тех) 
 Nср = 88,9 МВт. 
Удельный расход топлива на отпущенную электроэнергию за 2003г по 
турбине №6 принимается по данным «Анализа технико-экономических пока-
зателей работы электростанций ОАО «Свердловэнерго» за 2003 г. B=298,6 
ГУТ/кВт ч 
Удельный расход топлива по конденсационному циклу по системе 
принимается  
Bконд = 369,8 гут/кВт ч 
Дополнительная выработка электроэнергии за счет сокращения време-
ни простоя в ремонте 
∆N=Nср·t=88900·144=12800·103 кВт·ч 
Экономия топлива за счет сокращения времени простоя в ремонте тур-
бины №6 с замещением теряемой выработки средне-системной конденсаци-
онной выработкой составляет: 
∆B = ∆N (Вконд – В) = 12800·10
3 ·(369,8 – 298,6) = 911,4 тут/1 ост 
Цена топлива на 01.04.2004 принимается – 894 руб./тут 
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Экономия средств за счет снижения времени простоя 
Э = 911,4·2·894 = 1630 тыс. руб. 
Сокращение затрат топлива на пуск : расход топлива на пуск составля-
ет 20 тут (Методические указания по составлению отчета электростанции…» 
1995 г. табл п.7.7) 
Экономия за счет сокращения количества пусков 
Э1 = ЦТ·n =20·894·2 = 35760 руб/год 
Где  n – количество остановов 
Суммарный годовой экономический эффект составляет по турбине №6 
∑Э=1630 + 35,8 = 1665,8 тыс. руб. 
 
Турбина Р-38-130 ТМЗ ст. №8 Среднеуральской ГРЭС 
 
При использовании консистентных смазок происходило по 2 останова 
в год для ремонта (замены) подшипников качения кулачкового вала парорас-
пределения. 
Время, затрачиваемое на ремонт (замену) подшипников качения кулач-
кового вала парораспределения принимается равным72 часа, а с учетом вре-
мени на останов, расхаживание и пуск (без выработки электроэнергии) – 144 
часа. 
Средняя нагрузка по турбине №8  за 2003г согласно форме (3-тех) 
 Nср=24,5 МВт. 
Удельный расход топлива на отпущенную электроэнергию за 2003г по 
турбине №6 принимается по данным «Анализа технико-экономических пока-
зателей работы электростанций ОАО «Свердловэнерго» за 2003 г. B = 160 
гут/кВт ч 
Удельный расход топлива по конденсационному циклу по системе 
принимается  
Bконд = 369,8 гут/кВт ч 
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Дополнительная выработка электроэнергии за счет сокращения време-
ни простоя в ремонте 
∆N = Nср·t = 24500·144 = 3528·10
3
 кВт ч 
Экономия топлива за счет сокращения времени простоя в ремонте тур-
бины №8 с замещением теряемой выработки средне-системной конденсаци-
онной выработкой составляет: 
∆B = ∆N (Вконд – В)= 3528·10
3 ·(369,8 – 160) = 740 тут/1ост 
Цена топлива на 01.04.2004 принимается – 894 руб./тут 
Экономия средств за счет снижения времени простоя 
Э = 740·2·894 = 1323 тыс. руб. 
Сокращение затрат топлива на пуск : расход топлива на пуск составля-
ет 15 тут (Методические указания по составлению отчета электростанции…» 
1995 г. табл п.7.7) 
Экономия за счет сокращения количества пусков 
Э1 = ЦТ·n=15·894·2 = 26820 руб/год 
где  n – количество остановов. 
Суммарный годовой экономический эффект составляет по турбине № 6 
∑Э = 1323 + 26,8 = 1349,8 тыс. руб. 
 
